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La présence d’H2S dans un gisement est un important facteur de dévalorisation économique, c’est 
pourquoi connaitre sa concentration et sa distribution est capital pour optimiser toutes les étapes de 
l’exploration à la production d’un champ. Ces dernières années, de nombreuses études ont ainsi été 
réalisées afin de comprendre tous les processus responsables de sa formation et de son élimination.  
Dans les conditions de pression et température spécifiques aux réservoirs, l’H2S est de loin, 
beaucoup plus soluble que les hydrocarbures et autres gaz. Le lessivage préférentiel de l’H2S pourrait 
alors expliquer la création d’hétérogénéités compositionnelles au cours du temps. L’objectif de la 
thèse est d’illustrer et quantifier ce processus à l’aide de simulations numériques réalisées avec Hytec, 
logiciel couplé géochimie-transport diphasique développé par Mines ParisTech.  
Le lessivage préférentiel de l’H2S est contrôlé par : la solubilité différentielle des gaz qui modifie 
les quantités relatives de chacun des gaz à proximité de l’aquifère ; le transport aqueux qui exporte les 
gaz dissous et améliore ainsi la dissolution des gaz sur le long terme ; le transport gazeux qui 
renouvelle les gaz dissous à l’interface et étend le lessivage du gaz à toute la structure ; les 
caractéristiques d’un réservoir (type d’aquifère, hétérogénéité des perméabilités). 
Afin de vérifier que le modèle numérique Hytec décrit correctement, tant d’un point de vue 
qualitatif que quantitatif, le lessivage des gaz par un aquifère actif, nous avons tout d’abord testé la 
validité de notre modèle sur une solution analytique. Ensuite, à l’aide de simulations 2D schématiques 
(sections verticales rectangulaires), nous avons étudié les différents processus qui contrôlent 
l’appauvrissement préférentiel de l’H2S. Pour finir, nous avons modélisé des cas plus proches de la 
réalité géologique, en regardant l’effet de la surface de contact et des hétérogénéités de structure.  
Les résultats de simulation montrent que la dissolution préférentielle de l’H2S dans un aquifère 
actif engendre en effet, un gradient de concentration initié à l’amont (zone appauvrie en gaz acide) 
vers l’aval de l’aquifère. L’étude de sensibilité a permis de mettre évidence le rôle prépondérant de la 
vitesse de l’aquifère sur le taux d’évacuation de l’H2S, à condition que le transport diffusif gazeux 
assure le renouvellement des gaz dissous à l’interface. Nous avons d’autre part, noté l’importance de 
la surface spécifique de contact. En effet, plus le rapport de la hauteur de la colonne de gaz sur la 
longueur de l’interface est faible, plus le balayage au sein du réservoir est efficace.  
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Abstract 
The H2S occurrence in gas reservoirs is an important factor of economic depreciation. Thus, the 
knowledge of its content and distribution is a critical parameter when planning field development. 
Over the last years, several studies have been conducted to understand the mechanisms responsible for 
the presence and the removal of this gas. 
Under typical reservoirs conditions of pressure and temperature, H2S is far more soluble than 
hydrocarbons and other gases. It is possible to imagine a preferential leaching of H2S over time 
explaining the creation of compositional heterogeneities. The thesis aims at illustrating and 
quantifying this process based on numerical simulations performed with the two-phase transport and 
geochemical software Hytec, developed by Mines ParisTech (France). 
This preferential leaching of H2S may be controlled by: Differential solubility of gases, which 
changes the relative amounts of each gas near the gas-water contact (GWC); Contact with an active 
aquifer, which can export the dissolved gases thus enhancing dissolution on the long-term; Diffusional 
transport in the gas phase, which transfers the compositional anomalies farther from the gas-water 
contact; Geological parameters (type of aquifer, permeability heterogeneities) which can modify the 
transport scenario. 
To verify that the software Hytec correctly describes the preferential leaching of H2S by an active 
aquifer, the validity of our model has been first tested with an analytical solution. Then, using 2D 
schematic simulations (vertical rectangular sections), the different processes that control the 
preferential depletion of H2S have been studied. Finally, the more realistic cases, (geologically), have 
been done to study the effect of the contact surface and structural heterogeneities. 
The simulation results show that the preferential dissolution of H2S in an active aquifer creates a 
gradient of concentration, along a line from the entry point at the level of gas water contact (area most 
depleted) to the top of the reservoir downstream of the aquifer (area less affected by leaching). A 
sensitivity study helped highlight the crucial role of the water flow velocity in the aquifer on the rate 
of removal of H2S. Moreover, simulations show the importance of the height to length ratio of gas 
column at the interface on the leaching efficiency of H2S: the higher the GWC surface, the greater the 
rate of gas removal. This parameter has a huge impact on the creation of compositional 
heterogeneities. 
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De nombreux réservoirs de gaz à travers le monde contiennent du sulfure d’hydrogène (H2S) dont 
la proportion peut atteindre jusqu’à 98 % du volume total de gaz (Kuo, 1972). Dans un réservoir, la 
présence d’H2S est un facteur considérable de dévalorisation économique du gaz pour de nombreuses 
raisons. Tout d’abord, l’exploitation de ces gisements nécessite une véritable maîtrise des aspects liés 
à l’extrême toxicité de l’H2S. L’exploitation d’un gaz riche en H2S exige d’autre part l’utilisation 
d’une métallurgie adaptée afin que les installations pétrolières soient capables de résister à des 
environnements corrosifs très sévères. A la surface, le traitement nécessaire à l’élimination de l’H2S 
requiert des installations d’épurement, généralement un procédé d’adoucissement aux amines, très 
complexes et onéreuses. Pour finir, l’H2S est souvent associé à des gaz secs (gaz principalement 
constitué de méthane) dont la valeur économique est inférieure à celle d’un gaz humide (gaz avec une 
grande quantité d’hydrocarbures condensables). Les gaz riches en H2S contiennent de plus des 
quantités plus élevées de gaz non combustibles, dioxyde de carbone et azote, qui déprécient la valeur 
du gaz. C’est pourquoi, afin d’optimiser tous les processus au cours du développement d’un champ, il 
est capital pour les compagnies pétrolières d’appréhender au mieux la teneur et la distribution de ce 
gaz au sein d’un réservoir. 
 
Au sein de réservoirs de gaz traversés par un aquifère actif, des hétérogénéités compositionnelles 
de gaz acides ont été observées avec, de façon générale, des teneurs en H2S maximales au sommet et 
des concentrations plus faibles au niveau de l’interface gaz-eau. Orr (1977) suggère que 
l’hydrodynamisme puisse jouer un rôle important dans l’élimination progressive de l'H2S. En effet, 
dans les conditions de pression et température d'un réservoir, ce gaz est beaucoup plus soluble que les 
hydrocarbures et autres gaz (Selleck et al., 1952 ; Chapoy et al., 2005). Dans ces conditions, l’H2S 
pourrait ainsi être dissous préférentiellement dans l'aquifère au niveau du contact gaz-eau puis évacué 
hors du gisement (Figure 1.1). Nous pouvons imaginer que le gradient de concentration de l’H2S 
observé dans certains réservoirs de gaz soit lié à la présence d’un aquifère actif. 
 
A la demande de TOTAL, une étude préliminaire a été réalisée en 2006 par des étudiants de 
l’ENS Géologie, dans le but de déterminer le temps nécessaire à l’évacuation par un aquifère actif, 
d’une grande quantité d’H2S présente dans un réservoir de gaz de dimensions données. Les résultats de 
simulation (Bourges et Gras, 2006) montraient qu’à l’échelle des temps géologiques, l’H2S présent 





gaz-eau soit suffisamment importante. Par exemple, pour une section verticale rectangulaire (2D) de 
50 m de hauteur et une interface gaz-eau de 30 m de long, les résultats de simulation montraient qu’il 
fallait seulement 7000 ans environ pour lessiver complètement le gaz de la structure. Ces résultats ont 
ainsi décidé les ingénieurs de Total à poursuivre et approfondir ce sujet de recherche. 
 
 
Figure 1.1 : Scénario schématique de l’élimination progressive de l’H2S par l’hydrodynamisme. 
 
 L’objectif de la thèse est d’explorer le rôle d’un aquifère actif dans la création d’hétérogénéités 
compositionnelles, au sein d’un réservoir de gaz initialement riche en H2S. Le travail a consisté à 
appréhender et modéliser les paramètres et phénomènes qui contrôlent le lessivage préférentiel de 
l’H2S et, par conséquent, la distribution du gaz dans un réservoir.  
 
Le présent manuscrit s’articule autour de cinq chapitres :  
 
Avant d’étudier en détail le rôle de l’hydrodynamisme dans la création d’hétérogénéités 
compositionnelles, nous présenterons dans un premier chapitre les processus capables de générer de 
l’H2S dans un réservoir ainsi que les nombreux facteurs qui contrôlent sa formation/élimination et 
donc sa distribution. Cette dernière est en effet, rarement le résultat d’un unique phénomène mais 
plutôt celui de multiples mécanismes dont les impacts sont plus ou moins importants. 
 
Le deuxième chapitre est consacré à la présentation des équations utiles pour décrire le processus 
de lessivage de l’H2S dans un réservoir de gaz. Nous introduirons les différentes grandeurs 
caractéristiques du milieu poreux et des deux phases (gazeuse et aqueuse) qui interviennent dans les 
équations d’écoulement et de transport diphasiques. Nous verrons d’autre part, les différentes 
approches permettant de calculer les équilibres de phases. Nous finirons cette partie par la description 
du logiciel diphasique Hytec que nous avons utilisé pour réaliser les simulations présentées dans ce 
manuscrit. 
 
L’objectif du troisième chapitre est de vérifier tout d’abord, que le modèle numérique Hytec décrit 
correctement, tant d’un point de vue qualitatif que quantitatif, le lessivage des gaz par un aquifère 
actif. Nous présenterons ainsi une étude comparative des résultats obtenus avec Hytec et une solution 
numérique développée à partir de la solution analytique de Panfilov (2010). Ce travail a permis de 
soulever un point important dans Hytec concernant la description de la dissolution des gaz dans l’eau 
de l’aquifère.  
 
Dans le quatrième chapitre, nous étudierons à l'aide de simulations 2D schématiques (sections 






préférentiel de l’H2S : solubilité différentielle des gaz, transport gazeux et aqueux. Ce travail sera 
ensuite suivi par une étude de sensibilité dans laquelle nous présenterons l'impact de plusieurs 
paramètres sur l'efficacité du lessivage et la création d'un gradient de concentration de ce gaz. 
 
Dans un cinquième chapitre, nous étudierons le lessivage de l’H2S dans des cas plus proches de la 
réalité géologique. Nous regarderons ainsi l'effet de la surface de contact sur le balayage du gaz, en 
comparant les résultats de simulation d'un réservoir traversé par un aquifère de fond (2D) et d'un 
aquifère latéral (3D). Pour finir, nous verrons comment des barrières subhorizontales imperméables et 
à l’inverse des couloirs de fracturation perméables peuvent affecter la distribution des gaz dans un 
réservoir. 
 
Après avoir fait le bilan de cette étude, nous discuterons des mécanismes additionnels susceptibles 
d’être initiés au cours du lessivage préférentiel de l’H2S. Ce processus entraîne en effet des 
modifications plus ou moins importantes sur des paramètres tels que la pression et la densité de 
chacune des phases, ce qui provoquerait la création de mouvements de fluides. Ces changements 






1 Chapitre 1. Facteurs responsables de l'origine et 
de la distribution du sulfure d'hydrogène dans un 
réservoir 
Dans un environnement diagénétique, trois principaux processus naturels peuvent générer des 
quantités d’H2S plus ou moins importantes (Orr, 1977) : Le craquage thermique (% H2S < 2-3 % du 
gaz total), la réduction bactérienne des sulfates (BSR : Bacterial Sulfate Reduction) (<10 %) et la 
réduction thermique des sulfates (TSR : Thermochemical Sulfate Reduction) (>10 %). Pour chaque 
processus, les concentrations en H2S observées peuvent être très hétérogènes d’un réservoir à un autre 
et au sein d’un même réservoir. Ces variations sont liées aux nombreux facteurs de contrôle de 
formation et d’élimination de l’H2S. 
1.1 Processus à l'origine de l'H2S 
1.1.1 La réduction bactérienne des sulfates  
Dans les milieux diagénétiques peu profonds, les bactéries sulfato-réductrices anaérobiques 
utilisent les sulfates, thiosulfates et sulfites comme accepteurs d’électrons finaux dans les processus 
métaboliques pour oxyder la matière organique. La réaction peut s’écrire sous la forme générale :   
2- -
2 4 3 22CH O+ SO 2HCO +H S→  1-1 
La réduction bactérienne des sulfates (BSR) prend place dans de nombreux environnements 
géologiques dont le régime thermique propice à l’activité bactérienne est compris entre 0 et 80°C 
(Postgate, 1984). Cette réaction est généralement localisée au niveau de la zone de transition huile/eau.  
Les bactéries sulfato-réductrices peuvent apporter jusqu'à 10 % maximum d'H2S dans un réservoir 
(Orr, 1977) car au-delà de cette valeur seuil, l’H2S devient toxique pour elles : au cours de  leur 
croissance, ces microorganismes empoisonnent leur propre environnement (Reis et al., 1992). Ainsi, 
dans un milieu fermé ou dans un milieu où l’H2S ne peut s’échapper aussi vite qu’il est généré, la BSR 
s’arrêtera dès que la valeur seuil sera atteinte.  




1.1.2 Le craquage thermique 
Lors du craquage thermique, la teneur en sulfure d'hydrogène produit dépend de la teneur initiale 
du soufre organique contenu dans la matière organique (huile, bitume et kérogène) et représente 
environ 2 à 3 % maximum du volume total de gaz (Orr, 1977).  
1.1.3 La réduction thermique des sulfates  
Dans un environnement diagénétique profond, la présence de sulfates et d'hydrocarbures est 
thermodynamiquement instable et provoque, lorsque les températures deviennent au moins supérieures 
à 100°C (Cf. 1.2.4), la réduction des sulfates SO42- en sulfure S2-. Si toutes les conditions nécessaires à 
la réduction thermique des sulfates (TSR) sont réunies, cette réaction peut générer d'importantes 
quantités d'H2S, jusqu'à 98 % du volume de gaz (Kuo, 1972). 
Machel et al., 1995b proposent un bilan net schématique de la TSR (3). Par soucis de simplicité, 
la réaction (3) ne fait pas figurer les polysulfures et autres composés soufrés produits et consommés au 
cours de la TSR. 
( ) ( )
2
4
2 3 2 2
hydrocarbures + SO hydrocarbures altérés 






Dans la littérature, il existe un grand nombre d'articles sur les fluides altérés par la TSR dans les 
réservoirs. Les auteurs y présentent les données géochimiques (compositions, isotopies) et 
pétrographiques qui leur ont permis d'établir l'origine du gaz. Certains des réservoirs les plus connus 
sont répertoriés ci-dessous : 
- La formation Khuff (Permien) à Abu Dhabi, jusqu'à environ 35 % d'H2S : Worden et Smalley, 
1996 ; Worden et al., 1995, 1996, 2000. 
- La formation Smackover (Jurassique) dans le sud-est des états Unis, jusqu'à 98 % d'H2S : Kuo, 
1972 ; Sassen, 1988 ; Heydari et Moore, 1989 ; Wade et al. 1989 ; Claypool et Mancini, 1989 ; 
Heydari, 1997. 
- La formation Nisku (Devonien) dans l'Alberta au Canada, jusqu'à 31 % d'H2S : Machel, 1990 ; 
Machel et al., 1995a ; Riciputi et al., 1996 ; Manzano et al., 1997.  
- Les réservoirs du Dévonien dans le bassin sédimentaire de l'ouest du Canada, jusqu'à 85 % 
d'H2S : Krouse et al., 1988 ; Hutcheon et al., 1995. 
- La formation Feixianguan (Trias) du bassin du Sichuan en Chine, jusqu'à 18 % d'H2S : Cai et al., 
2004, 2010 ; Li et al. 2005 ; Zhang et al., 2005 ; Zhu et al., 2005b.  
 
La présence de sulfate et d'hydrocarbures dans un réservoir est une condition nécessaire mais pas 
suffisante à la réalisation de la BSR et de la TSR. Il existe en effet, de nombreux réservoirs à travers le 
monde où les hydrocarbures et l'anhydrite (CaSO4) cohabitent sans pour autant que les fluides 
présentent des signes d’altération. Ainsi, la quantité d’H2S générée, liée à la vitesse et à l'étendue de la 






1.2 Paramètres contrôlant la formation du sulfure d'hydrogène 
1.2.1 Disponibilité des sulfates dissous 
Le sulfate réactif utilisé lors de la BSR et de la TSR est le sulfate dissous (SO42-) qui provient de 
la dissolution de l'anhydrite (CaSO4) présente dans les séries évaporitiques. Concernant la TSR, 
plusieurs études expérimentales ont permis de mettre en avant l'extrême lenteur de la réduction des 
sulfates solides par les hydrocarbures à des températures proches d'un environnement diagénétique 
(Toland, 1960 ; Trudinger et al., 1985 ; Ding et al., 2007). La quantité d’eau doit être ainsi 
suffisamment importante pour faciliter la dissolution des sulfates et des hydrocarbures afin d’engager 
et soutenir la BSR et la TSR.  
La vitesse de la dissolution de l’anhydrite a donc une importance capitale sur la vitesse de la TSR. 
Si la dissolution des sulfates est plus lente que la TSR, le système sera à cours de SO42- et ralentira 
ainsi la réaction. Bildstein et al. (2001) ont réalisé des simulations numériques du système 
géochimique anhydrite-hydrocarbures gazeux en présence d'eau afin de déterminer les cinétiques de 
dissolution de l'anhydrite, dans une gamme de température de 120°C à 170°C. Les résultats de ces 
calculs ont montré que la dissolution totale de l'anhydrite était presque instantanée. Cependant, l’étude 
du fractionnement isotopique du 34S sur de nombreux champ TSR, a montré que la disponibilité des 
sulfates dissous était un facteur limitant pour la TSR (Cf. 1.3.2). La dissolution de l’anhydrite doit 
donc être contrôlée par d’autres paramètres, à l’échelle du grain ou d’un réservoir : 
Contrôle à l’échelle du grain 
La taille des cristaux peut jouer un rôle important dans l’étendue et la vitesse de la TSR. Le ratio 
élevé surface/volume des cristaux d’anhydrite les plus fins, offre un contact eau-cristaux plus 
important, et permet ainsi une plus forte et rapide dissolution des sulfates. Les nodules d'anhydrite 
finement cristallins sont donc plus réactifs que les nodules d’anhydrite grossièrement cristallins 
(Worden et al., 2000 ; Cai et al., 2004). 
D’autre part, pendant la TSR, la dissolution de l'anhydrite développe un espace poreux qui est 
comblé ensuite par la précipitation de la calcite. La précipitation du minéral carbonaté s’effectue à la 
périphérie des nodules d'anhydrite et provoque ainsi l'isolement progressif de ces derniers. Le transfert 
des hydrocarbures dissous vers l'anhydrite est alors moins efficace car la diffusion des composés 
réactifs à travers l'épaisseur de la calcite solide est difficile. La croissance de la calcite peut donc 
engendrer un fort ralentissement de la TSR à cause de la diminution du volume d'anhydrite accessible 
(Worden et Smalley, 1997 ; Worden et al., 2000 ; Bildstein et al., 2001). 
 
Contrôle à l’échelle du réservoir 
Au dessus de l’aquifère, dans la zone de transition gaz-eau, les saturations en eau diminuent plus 
ou moins rapidement selon les pressions capillaires. Cette zone est surmontée par une partie riche en 
gaz au sein de laquelle la saturation en eau irréductible est faible (Cf. 2.1.1). Grâce aux données 
pétrographiques et géochimiques, Machel et al., (1995a) concluaient que, au sein de la formation 
Nisku, la TSR n’avait pu avoir lieu que dans la zone de transition gaz-eau. Dans un tel cas, la 
proportion du gaz impliquée dans la réaction est très faible et la réserve d'anhydrite peut devenir un 
facteur limitant pour la TSR, sauf si le contact gaz-eau est amené à se déplacer au cours du temps. 




Dans d’autres réservoirs la TSR a pu cependant, prendre place sans distinction dans la zone de 
transition et dans toute la colonne de gaz (Worden et al., 2000 ; Cai et al., 2004). Dans la zone riche en 
gaz, la mouillabilité de la surface de l’anhydrite à l’eau joue un rôle très important (Worden et al., 
2000). En effet, comme l’anhydrite a une plus forte affinité avec l’eau qu’avec les hydrocarbures 
gazeux, les cristaux du minéral sont préférentiellement enrobés d’eau (Barclay et Worden, 2000). La 
réaction entre les hydrocarbures et les sulfates dissous peut donc avoir lieu à la surface des grains de 
l’anhydrite, dans le film d'eau résiduelle.  
 
                                                                        Limite                  Isoligne de la      Limite                 Champ  
                                                                       du Sichuan            teneur en H2S     des faciès            gazier 
Figure 1.1 : Carte présentant la distribution des réservoirs de gaz avec les limites des faciès 
sédimentaires de la formation Feixianguan et les teneurs en H2S en surimposées. D’après Cai et al. 
2004. 
Exemple d’hétérogénéités en H2S 
La formation Feixianguan, à l’est du bassin du Sichuan, illustre bien l’importance de la 
distribution des faciès lithologiques sur l’étendue de la TSR dans les réservoirs. En effet, les variations 
spatiales des concentrations en H2S sont clairement liées à la présence et à l'épaisseur de bancs 
d’anhydrite et/ou des bancs de nodules d’anhydrite dans les séries évaporitiques, et de calcaire 
dolomitique (Cai et al., 2004 ; Li et al., 2005) (Figure 1.1). Cai et al. (2004) précisent de plus, que 
l’étendue de la TSR est davantage contrôlée par le nombre de nodules d’anhydrite que par la quantité 






1.2.2 Types d'hydrocarbures réactifs 
Les bactéries sulfato-réductrices ne sont généralement pas capables de métaboliser directement les 
molécules organiques de poids moléculaire importants que ce soit les n-alcanes, acides gras saturés et 
composés aromatiques isocycliques. C’est pourquoi, les nutriments qu’elles utilisent sont en fait les 
résidus métaboliques de poids moléculaire plus faible provenant d'autres microorganismes, tels que les 
acides organiques (lactique, pyruvique, formique, acétique) et alcools (éthanol, propanol) (Jobson et 
al., 1979). Des études ont montré en effet que les bactéries sulfato-réductrices peuvent vivre en 
symbiose avec des bactéries méthanogènes anaérobiques capables d’apporter les nutriments essentiels 
à leur développement (Boetius et al., 2000 ; Thiel et al., 2001). Ainsi, l’apport des nutriments 
nécessaires à l’activité des bactéries sulfato-réductrices est très étroitement lié à la présence d'autres 
microorganismes. 
Selon leur structure, les hydrocarbures sont plus ou moins réactifs au cours de la TSR (Zhang et 
al., 2007). Les observations géologiques (Orr, 1977 ; Krouse et al., 1988 ; Manzano, 1995 ; Manzano 
et al., 1997 ; Cross et al., 2004) et une étude expérimentale (Zhang et al., 2007) montrent que les 
hydrocarbures les plus facilement réactifs sont les n-alcanes et les alcanes ramifiés suivis par les 
composés cycliques et aromatiques. La structure cyclique de ces molécules leur confère une très 
grande stabilité et leur permet ainsi de résister même aux plus fortes attaques oxydantes. A l'inverse, la 
double liaison covalente des alcanes les fragilise et les rend facilement oxydables. D'autre part, une 
étude numérique réalisée par Zhu et al. (2005a) (dans Du et al., 2009) indique que les alcanes légers 
(notamment le CH4) sont plus difficilement oxydés que les lourds au cours de la TSR. Ainsi, une huile 
lourde à faible ratio gaz/huile, produira plus facilement de grosses quantités relatives d'H2S qu'un gaz à 
condensat. 
1.2.3 Catalyseurs 
Grâce à leur structure moléculaire symétrique tétraédrique, les anions sulfates sont très stables. La 
rupture de la liaison S-O nécessite donc une forte énergie d'activation. Des travaux expérimentaux ont 
mis en avant le rôle important des ions magnésiums sur la vitesse de la TSR (Tang et al., 2005 ; Ellis 
et al., 2006, 2007). En effet, la formation de molécules MgSO4(aq) entraîne des modifications dans la 
distribution électronique des sulfates qui fragilise la liaison S-O. L'énergie d'activation calculée par 
Ma et al., 2008 pour la réduction du SO42- par l'éthane est de 77,60 kcal/mol alors qu'elle n'est que de 
54,95 kcal/mol pour la paire d'ions MgSO4(aq). La TSR par les hydrocarbures est donc probablement 
liée à la réduction des sulfates de magnésium aqueux plutôt qu'à celle des ions sulfates libres. Puisque 
les eaux de formations riches en Mg2+ se trouvent principalement dans les réservoirs dolomitiques, ces 
derniers sont des zones privilégiées pour la TSR par rapport à des réservoirs calcaires. 
 
Pendant longtemps, il a été admis que l'effet catalytique de l'H2S et des espèces soufrées réduites 
sur la TSR les rendait nécessaires à l'initiation de la réaction (Toland, 1960 ; Trudinger, 1985 ; 
Goldstein et Aizenshtat, 1994). Cependant, des études expérimentales plus récentes ont montré que 
leur présence n'était pas un pré-requis indispensable pour initier la réaction (Ellis et al., 2006, 2007 ;  
Zhang et al., 2007, 2008). Une étude détaillée de la vitesse de génération de l'H2S au cours de la TSR a 
mis en évidence un processus à deux vitesses, impliquant une première réduction lente des sulfates en 
H2S, et une deuxième réduction plus rapide catalysée par l'H2S lui-même (Ellis et al., 2007). Les 




recherches expérimentales de Zhang et al., 2008, ont montré que l'effet catalytique de l'H2S était en 
fait lié à la formation de composés organo-sulfurés (thiols, polysulfures) instables produits lors de la 
réaction entre les hydrocarbures et l'H2S. Zhang et al, 2008 proposaient ainsi un schéma réactionnel de 
la TSR en trois étapes : 
Première étape : Réduction des sulfates par les hydrocarbures. Cette réaction, lente, produit 
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Deuxième étape : Incorporation du soufre dans les hydrocarbures. A ce stade, les 
hydrocarbures réagissent rapidement avec les espèces soufrées produites précédemment et forment des 
composés sulfurés instables ainsi que de l'H2S.  
2 2
R-SH






Troisième étape : Réduction des sulfates par les composés sulfurés instables. Les composés 
sulfurés instables, beaucoup plus réactifs que les hydrocarbures, réduisent rapidement les sulfates pour 
former de l'H2S et des espèces soufrées. Ces dernières réagiront à nouveau avec les hydrocarbures 
pour former des composés sulfurés instables et de l'H2S. La TSR est donc une réaction qui s'auto-
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1.2.4 Température 
La BSR prend place dans des environnements peu profonds dont les températures sont comprises 
entre 0 et 80°C, propices à l’activité bactérienne (Postgate, 1984). L’absence presque totale de 
produits métaboliques au-dessus des températures maximales 60-80°C, indique clairement que les 
bactéries sulfato-réductrices ne sont plus capables de métaboliser (Machel et Foght, 2000). Des 
bactéries hyperthermophiliques capables de vivre jusqu'à des températures d'environ 110°C, ont bien 
été mise en évidence dans les sédiments des fonds marins au niveau des évents hydrothermaux 
(Jørgensen et al., 1992). Cependant, elles semblent absentes ou du moins inactives dans les réservoirs 
pétroliers. 
 
La température minimum à laquelle la TSR peut être initiée est variable d'un réservoir à un autre 
et peut aussi l'être au sein d'un même réservoir (ex : le Smackover, Rooney, 1996, Machel, 1998a). 
Machel, 1998a, insiste sur le fait qu'il n'est pas possible de choisir une température minimum 
commune à tous les réservoirs car de nombreux facteurs interviennent : composition des 
hydrocarbures, distribution/accessibilité de l'anhydrite, présence de catalyseur, mouillabilité, vitesse de 
dissolution, de diffusion des réactifs. Il propose ainsi une gamme de températures minimales comprise 






décrites ci-dessus sont présentes,  la TSR peut commencer. A des températures inférieures, la réaction 
peut avoir lieu mais est trop lente pour être visible (Worden et Smalley, 1996).  
 
Exemple d’hétérogénéités en H2S 
La notion de température minimale seuil de TSR entraîne une rupture des concentrations en H2S 
en fonction de la profondeur d’un réservoir. Ainsi pour la formation Khuff (Abu Dhabi) (Worden et 
al., 1996) située à des profondeurs comprises entre 2500 m et 6000 m, ce qui représente une gamme de 
température actuelle de 100°C à 220°C, les concentrations en H2S sont très faibles, voire négligeables 
à des profondeurs inférieures à 4300 m (température < 140°C), alors que ces teneurs peuvent atteindre 
jusqu’à 30 %, à des profondeurs supérieures (température > 140°C) (Figure 1.2). Cette tendance n’est 
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Figure 1.2 : Illustration du degré d’altération de l’anhydrite lors de la TSR, et du taux d’H2S dans 
le mélange gazeux en fonction de la profondeur. D’après Worden et al., 1996. 
1.3 Critères géochimiques et pétrographiques  
Au sein d’un réservoir, l’étude de la composition des fluides, de l’isotopie 13C, 34S des réactifs 
et des produits de réactions, et l'étude pétrographique des minéraux altérés ou précipités, contribuent à 
caractériser les processus responsables de la présence de l’H2S.  
1.3.1 Composition 
Le ratio H2S/CO2 observé dans les réservoirs où la BSR ou la TSR ont pris place, varie très 
largement d’un milieu à un autre. En fait, la valeur de ce ratio dépend d’une part de la composition des 
hydrocarbures impliqués dans la TSR et d’autre part, des interactions eau-roche auxquelles ces gaz 
participent, telles que la dissolution et précipitation de minéraux sulfurés, carbonatés, et sulfatés qui 
affectent leurs concentrations (Hutcheon et al., 1995).  





Afin d’assurer leur développement, les bactéries sulfato-réductrices oxydent préférentiellement 
les molécules les plus légères (aromatique notamment). La composition de fluides évolue ainsi au 
cours de la BSR. 
 
Comme nous l’avons expliqué dans la première partie, les hydrocarbures ne réagissent pas tous de 
la même façon lors de la TSR. La réaction préférentielle de certains hydrocarbures par rapport aux 
autres va donc engendrer des changements compositionnels. Concernant les hydrocarbures lourds, la 
TSR diminue le ratio hydrocarbures saturés/aromatiques, la densité API, et la teneur en C15+ et 
augmente le ratio gaz/huile (Orr, 1974 ; Claypool et Mancini, 1989 ; Manzano et al., 1997 ; Zhang et 
al., 2007). Au cours de la TSR et de la BSR, la phase gazeuse s’enrichit progressivement en H2S et en 
CO2, et s’appauvrit en C2+ (Krouse et al., 1988).  
1.3.2 Fractionnement isotopique 
Au cours de la BSR, les liaisons 32S-O des sulfates dissous (la dissolution des sulfates n’engendre 
qu’un faible fractionnement isotopique, + 2 ‰) sont préférentiellement rompues par rapport aux 
liaisons 34S-O. Les sulfures ainsi produits sont généralement appauvris en 34S de l'ordre de -20 ‰ à -40 
‰ par rapport aux sulfates initiaux (Thodes, 1991 ; Bolliger et al., 2001). L’isotopie du soufre des 
espèces réduites au cours de la BSR dépend de l'isotopie des sulfates initiaux, du type de bactérie 
sulfato-réductrice impliquée, de leur vitesse de croissance et de la quantité de sulfate dissous 
disponible (Brüchert et al., 2001 ; Detmers et al., 2001). Si la quantité de sulfates dissous disponible ne 
limite pas l’activité des bactéries sulfato-réductrices (système ouvert), un fractionnement maximum 
sera observé. En revanche, lorsque l’apport en sulfates est limité (système fermé), un fractionnement 
isotopique est observé. Si le fractionnement isotopique de la BSR n’est pas trop important, les sulfures 
produits pourraient alors avoir une composition isotopique proche de celle des sulfates solides  
(Thode, 1991) (Figure 1.3). 
 
Figure 1.3 : Évolution schématique des valeurs du 34S des sulfates réactifs et de l’H2S au cours 
de la BSR (Thode, 1991). 
Les résultats des travaux expérimentaux donnent un fractionnement isotopique du soufre pendant 
la rupture de la liaison S-O lié à la TSR d’environ 20 ‰ à 100°C, 15 ‰ à 150°C et 10 ‰ à 200°C, 






Indépendant du type d’hydrocarbure réactif, le fractionnement est lié au pH et au type d’espèces 
sulfatées dissoutes présentes dans l’eau (Kiyosu, 1980). Bien que ce fractionnement isotopique est 
observé dans quelques réservoirs (formation Nisku : Riciputi et al., 1996), ces valeurs sont rarement en 
accord avec ce qui est mesuré dans les réservoirs ; la valeur du 34S du sulfure d’hydrogène, du soufre 
élémentaire, et des métaux sulfurés associés est à peu près la même ou légèrement plus faible que celle 
des sulfates (formation Smackover : (Orr, 1977 ; Heydari et Moore, 1989), formation Khuff (Abu 
Dhabi): (Worden et Smalley, 1996 ; Worden et al. 1997), formation Dévonien et Mississippi, Alberta : 
(Krouse, 1977)). La raison qui permet d’expliquer cet apparent fractionnement nul est lié à la 
disponibilité des sulfates dissous, comme ce qui a été expliqué dans le cas de la BSR (Figure 1.3). 
Puisque les réservoirs de gaz acides ont généralement des quantités considérables d’anhydrite, la 
vitesse de dissolution des sulfates semble donc être un facteur limitant pour la TSR.  
1.3.3 Pétrographie 
Dans les systèmes à BSR, les carbonates produits les plus communs sont la calcite et de façon 
marginale l’aragonite. Dans un contexte à TSR, la calcite est aussi le minéral carbonaté le plus formé, 
suivi par la dolomite. La précipitation de la calcite a principalement lieu en remplacement des nodules 
d’anhydrite dissous. La texture des minéraux carbonatés est différente selon que les minéraux ont été 
formés pendant la TSR ou la BSR. Ces divergences permettent ainsi de bien différencier les réactions. 
Selon la minéralogie du réservoir dans lequel s’effectue la TSR ou la BSR, de nombreux  sulfures 
peuvent précipiter (Cf.1.3.1).  
Le volume poreux créé ou détruit au cours de la réduction des sulfates est faible au cours de la 
BSR et reste très controversé dans le cas de la TSR. Il apparait toutefois, que dans beaucoup de 
réservoirs, la création de porosité lié à ce processus soit mineure voire négligeable. 
 
La BSR et la TSR pourraient générer des quantités d’eau plus ou moins importantes. Dans le cas 
de la TSR, les quantités d’eau estimées sont très variables d’un réservoir à un autre (nulle : Nisku 
(Machel et al., 1995a), ou alors suffisamment importante pour diluer les eaux de formation 
Khuff (Worden et al., 1996)). Finalement, il a été admis que la quantité d’eau libérée pendant la TSR 
est probablement très mince (Machel, 1998b). 
1.4 Facteurs responsables de l'élimination du sulfure d'hydrogène 
Les deux principaux mécanismes d’élimination de l’H2S, sont la formation de minéraux sulfurés 
(principalement la pyrite) et la dissolution du gaz dans un aquifère actif (Orr, 1977). 
1.4.1 Présence de cations métalliques 
Dans un environnement diagénétique, la présence de cations métalliques est un important facteur 
d'élimination de l'H2S. En effet, la solubilité des minéraux sulfurés dans l’eau est extrêmement faible 
par rapport à celle des minéraux carbonatés. Ainsi, le contact des anions sulfures avec les métaux 
dissous, provoque la précipitation de sulfures métalliques presque instantanément dès que, et aussi 




longtemps que les ions metalliques sont disponibles. De cette façon, l'élimination de l'H2S au sein d'un 
réservoir clastique, riche en cations métalliques est très efficace. 
Comme dans les milieux peu profonds le fer est de loin le métal le plus abondant, les minéraux 
formés au cours de la BSR sont principalement des sulfures de fer. A l'inverse, les environnements 
plus profonds, propice à la TSR, sont composés de roches carbonatées ne contenant que très peu de 
fer. Ce métal, a pu d’autre part être fixé antérieurement, pendant la BSR. Les sulfures formés, les plus 
communs, sont dans ce cas, la galène (PbS), la sphalérite (ZnS), et dans une moindre mesure, la pyrite 




Exemple d’hétérogénéités en H2S 
Au sein de la formation Khuff à Abu Dhabi, Worden et al., 2000 ont constaté que le taux 
d’altération de l’anhydrite dans certaines zones, était trop élevé par rapport aux faibles concentrations 
en H2S observées (Figure 1.2). Ces zones sont en fait, caractérisées par une teneur abondante en illite 
dont le fer présent a réagi avec l’H2S pour former de la pyrite. Ainsi, l’élimination du gaz dans les 
régions riches en illite, modifie localement la distribution des concentrations en H2S.  
 
Contrairement à ce qui est attendu, les teneurs en H2S, au sein de certains réservoirs de la 
formation Smackover, diminuent avec la profondeur de façon plus ou moins importante. Wade et al., 
1989 ont suggéré que la création d’un tel gradient de concentration était lié à la présence des deux 
formations qui l’entourent (Figure 1.4): 
- la formation sus-jacente, imperméable (formation Bückner) riche en anhydrite, 
- la formation sous-jacente, clastique (formation Norphlet) riche en ions métalliques.  
La présence des sulfates dissous, issus de la formation Bückner, et des hydrocarbures entraîne 
l’initiation de la TSR au sommet du réservoir. L’H2S formé migre alors à travers l’ensemble de la 
structure et, une fois arrivé en profondeur, au niveau de la formation Norphlet, est aussitôt consommé 
par la précipitation des sulfures de métal. L’abondance des ions métalliques au sein de cette formation 
permet l’élimination efficace de l'H2S.  
 
 






Dans leur étude, Wade et al., 1989 montrent que l’intensité des gradients de concentration en H2S 
au sein des réservoirs de la formation Smackover est fonction de la porosité-tortuosité et de la nature 
de la phase présente (équations de transport), ainsi que de la profondeur-température (la formation 
d’H2S est plus importante à mesure que ces paramètres augmentent) (Figure 1.5). Ils précisent d’autre 
part, que la diffusion moléculaire n’est pas un processus suffisamment rapide pour être responsable 
des concentrations en H2S mesurées. Ils supposent que la présence d’un écoulement convectif induit 
par le gradient géothermique aurait pu accélérer le mélange des fluides. 
 

















Figure 1.5 : a) Effet de la porosité sur le gradient des concentrations en H2S. b) Évolution des 
gradients de concentration en H2S calculés, dans les carbonates saturés en eau et dont la porosité est de 
2 %, en fonction de la température. D’après Wade et al., 1989. 
1.4.2 Lessivage de l'H2S 
L'hydrodynamisme peut jouer un rôle important dans l'élimination progressive de l'H2S car ce gaz 
est beaucoup plus soluble que les hydrocarbures et autres gaz (Selleck et al., 1952). L'H2S ainsi 
dissous dans l'aquifère au niveau du contact gaz-eau est ensuite évacué hors du gisement. La 
dissolution préférentielle de l’ H2S dans l’aquifère pourrait ainsi initier un gradient compositionnel. 
C’est cette hypothèse que nous étudierons en détail dans ce travail. 
Orr, 1977, suggérait qu’une fois sorti du réservoir, l’H2S dissous pourrait au cours de sa migration 
dans l’aquifère, rencontrer des zones riches en bases et métaux de transition et précipiter rapidement 
en sulfures. Il évoquait aussi le fait que l’aquifère, lors de sa remontée vers un point d’exutoire, puisse 
se trouver sur-saturé en H2S dissous. En effet, une réduction considérable des conditions de pression et 
de température du milieu engendre une diminution de la solubilité de l’H2S dans l’eau et ainsi, son 
dégazage.  
D’après nos recherches bibliographiques, il n’existe pas de travaux concernant l’étude détaillée 
des mécanismes du lessivage de l'H2S. Machel, 2001, expliquait en effet, que la vitesse d’écoulement 
d’un aquifère à des profondeurs typiques d’un réservoir (3-5 km), habituellement très lente, limiterait 
fortement l'élimination de l'H2S par advection même à l'échelle des temps géologiques. Cependant 
l'étude d'un réservoir de gaz traversé par un aquifère actif, a révélé un gradient compositionnel avec, 
des teneurs en H2S maximales au sommet et des concentrations très faibles au niveau de l’interface 
gaz-eau. C’est pourquoi, il a été décidé d’examiner quantitativement et de faire le point sur les 
processus qui gouvernent l’efficacité du lessivage (solubilité des gaz, transport gazeux et aqueux, 




géologie-géométrie du réservoir). En fait, notre étude rejoint celle de Wade et al., 1989 qui ont cherché 
à déterminer les paramètres les plus influents sur la création d’un gradient de concentration en H2S. 
Dans notre étude cependant, l’accent sera mis sur l’hydrodynamisme et non sur les interactions entre 





2 Chapitre 2. Principes et équations des interactions 
eau-gaz en milieu poreux  
L’objectif de ce chapitre est de rappeler les principes et équations des interactions diphasiques 
(eau-gaz) qui permettent de décrire le lessivage de l'H2S par un aquifère actif au sein d’un réservoir de 
gaz. Nous présenterons ainsi dans un premier temps, les propriétés du milieu poreux et des fluides qui 
contrôlent la distribution et la circulation des phases dans un gisement puis, nous verrons quels 
paramètres interviennent dans le transport des espèces aqueuses et gazeuses. Nous parlerons ensuite 
des améliorations qui ont été apportées au cours du temps aux équations d’état afin de caractériser le 
plus finement possible le comportement des phases, et exposerons enfin les méthodes de calcul 
d’équilibres thermodynamiques qui permettent de déterminer la solubilité d’un mélange gazeux dans 
l’eau. Pour finir ce chapitre, nous présenterons le logiciel diphasique Hytec que nous avons utilisé 
pour simuler le processus étudié.  
2.1 Caractérisation d’un milieu poreux 
Les roches réservoirs, limitées à leur toit par des barrières imperméables, sont des roches 
suffisamment poreuses et perméables pour que les fluides puissent y circuler et s’y accumuler. Elles 
sont constituées d’une matrice solide et d’un volume poreux occupé par différents fluides (huile, gaz et 
eau). Dans ce manuscrit, par souci de simplicité, nous avons décidé de négliger les faibles quantités 
d’hydrocarbures lourds qui peuvent être présentes dans un réservoir de gaz. Le volume poreux est 
donc uniquement constitué d’eau et de gaz (Figure 2.1).  
 
   
Figure 2.1 : Représentation schématique d’un milieu poreux diphasique. 




2.1.1 Principes hydrostatiques 
La porosité totaleφ est définie comme le rapport du volume des pores Vpores, sur le volume total 
Vtotal.  
pores totalV Vφ =  2-1 
Nous verrons plus tard (Cf.2.2.4) que la porosité totale d’une roche n’est pas un paramètre 
suffisant pour décrire le transport des fluides. 
 
La saturation permet de définir le volume Vk occupé par chacune des deux phases k (gaz, eau) au 
sein du volume de pores. Puisque ces fluides sont les seuls présents au sein du milieu poreux, la 
somme de leur saturation est égale à 1.  
=k k poresS V V  2-2 
 
A l’équilibre hydrostatique, la distribution de l’eau et du gaz au sein d’un milieu poreux est régie 
par les phénomènes capillaires. 
La mouillabilité, définie comme la tendance relative d’une phase à s’étaler sur une surface solide 
en présence d’une autre phase immiscible, est liée aux forces d'attraction et de répulsion moléculaires 
qui s’exercent entre les fluides et la surface minérale. Dans un milieu poreux, la mouillabilité joue un 
rôle important sur la distribution des différents fluides ainsi que sur leurs écoulements. Le fluide 
mouillant se concentre en effet, préférentiellement dans les pores les plus fins et proche des surfaces 
minérales.  
 Au sein d'une même phase, les molécules sont attirées dans toutes les directions par les molécules 
voisines grâce aux forces intermoléculaires. A l'interface de deux fluides immiscibles, la nature 
différente des interactions moléculaires engendre un déséquilibre. En effet, la résultante des forces 
s'exerçant sur les molécules de la surface est dirigée vers l'intérieur de la phase mouillante. L'énergie 
nécessaire pour maintenir en contact les deux fluides immiscibles est appelée tension interfaciale.  
Dans un milieu poreux, sous un équilibre statique, la pression capillaire est définie comme la 
différence de pression existant à l'interface du fluide non mouillant et du fluide mouillant.  
eaugazC PPP −=  2-3 
Si on considère l'exemple d'un tube capillaire, la pression capillaire existant entre les deux phases 
est décrite par l’équation de Young-Laplace. Cette équation relie la pression capillaire au rayon r du 
tube capillaire, à l’angle  de contact entre le fluide mouillant et le tube, et à la tension interfaciale  














Figure 2.2 : Représentation de la pression capillaire dans un tube capillaire (gauche). Évolution de 
la pression capillaire en fonction de la saturation en eau, exemple de détermination expérimentale 
(droite). 
La pression capillaire peut aussi s’écrire en fonction de la différence de densité des deux fluides et 
de la hauteur de remontée du fluide mouillant dans le tube capillaire. 
CP g h= ∆ρ  2-5 
La courbe de pression capillaire d’un échantillon est déterminée expérimentalement par le 
déplacement d’un fluide mouillant par un fluide non mouillant (drainage). Deux couples de fluides 
peuvent être utilisés : Mercure-air (méthode de Purcell) ou gaz-saumure (méthode classique par pallier 
de pression ou méthode dynamique).  
L’expérience consiste à appliquer une pression croissante au fluide non mouillant pour qu’il 
déplace le fluide mouillant. La quantité de fluide expulsé est alors mesurée en fonction de la pression 
capillaire appliquée. Ce processus est réalisé jusqu’à ce que la saturation résiduelle en eau Swr soit 
atteinte. La procédure inverse (imbibition) est ensuite réalisée, en diminuant la pression capillaire 
jusqu’à atteindre la saturation résiduelle du fluide non mouillant. Comme la mouillabilité du gaz est 
beaucoup plus faible que celle de l’eau, la saturation résiduelle du gaz est parfois considérée comme 
nulle. La courbe d’évolution de la pression capillaire lors de l’imbibition n'est pas similaire à celle du 
drainage (Figure 4.2). On parle d’hystérésis de la pression capillaire. 
 
Avant d'être un réservoir, la roche encaissante est initialement saturée en eau dont une importante 
quantité est par la suite chassée par l’arrivée des hydrocarbures gazeux. A l'interface, la distribution 
des fluides est alors contrôlée par les propriétés capillaires du milieu poreux (Figure 2.3). Au dessus 
du niveau de la surface libre de l'aquifère, l’eau se retrouve à une pression inférieure de celle du gaz. 
Pour compenser cette différence de pression, la phase aqueuse s'élève alors à travers les pores. Au 
dessus de la frange capillaire, dont la hauteur est plus ou moins importante selon la nature des fluides 
et la taille des pores, une saturation en eau résiduelle est piégée entre les pores les plus fins et ne peut 
être déplacée.  





 Figure 2.3 : Exemple de distribution des fluides dans un réservoir. 
Une fois que la forme des courbes de pression capillaire en fonction de la saturation est obtenue 
expérimentalement en laboratoire, ces données sont rentrées sous forme de tableau dans les logiciels 
de simulation réservoir. Dans le cas où ces tables de valeurs ne sont pas connues, il est possible de 
représenter les courbes de pression capillaire grâce à de nombreux modèles. Les lois empiriques les 
plus utilisées sont la loi de Brooks et Corey (1964), et la loi de van Genuchten (1980). Ici, nous 
présentons le modèle de van Genuchten :  
Au lieu d’utiliser la saturation du liquide, ce modèle utilise la saturation effective en eau 
(intervalle de saturation du fluide à l’intérieur duquel l’eau est capable de circuler) définie par 








=  2-6 
où Swr représente la saturation en eau irréductible et Swm, la saturation maximale en eau. La saturation 
effective représente l’intervalle de saturation du fluide dans lequel l’eau circule. La loi de van 
Genuchten relie la saturation effective en eau et la pression capillaire grâce aux paramètres empiriques 
m, n (déterminant l’importance du pendage de la courbe des pressions capillaires), et  (déterminant la 
hauteur du plateau). 
( )[ ] mnCe PS −+= α1  2-7 





La pression capillaire s’écrit : 






2.1.2 Principes hydrodynamiques           
Les expériences menées par Darcy (1856) et présentées dans son traité sur ‘Les fontaines 
publiques de la ville de Dijon’ ont permis de mettre en évidence la relation entre le débit d’eau Q 
circulant à travers une colonne de sable homogène et le gradient de charge hydraulique : 









où A représente la section d’écoulement, h la différence de charge hydraulique sur une longueur L. 
La conductivité hydraulique K, ou perméabilité des hydrogéologues, traduit la capacité du milieu 






Ce paramètre dépend des caractéristiques du fluide (viscosité dynamique du fluide µ, et masse 
volumique ), et du milieu poreux (perméabilité absolue k). La perméabilité absolue, ou perméabilité 
intrinsèque, représente la capacité d’une matrice rocheuse à laisser s’écouler les fluides à travers les 
pores. Cette propriété macroscopique, indépendante de la nature du fluide présent, ne dépend que de la 
roche (structure et distribution des pores). La perméabilité peut s’exprimer en Darcy ou en m2 
(1 Darcy = 10-12 m2). Dans un réservoir, les perméabilités peuvent être très variables et varier de 
0,1 mD à plus de 10 D. La perméabilité est généralement anisotrope car elle dépend de la stratification 
des roches réservoirs. La perméabilité horizontale, parallèle aux strates, est ainsi de 1 à 10 fois plus 
importante que la perméabilité verticale qui elle, est perpendiculaire aux strates (Cossé, 1988).  
 
La vitesse de Darcy d’un fluide à travers le milieu poreux peut ainsi s’écrire :  




La circulation de deux fluides immiscibles au sein d’un même volume poreux réduit la mobilité 
de chacune des phases. La perméabilité relative d’une phase krk exprime ainsi l’aptitude de celle-ci à 
s’écouler à travers la roche en présence d’une autre phase. Elle dépend principalement de la nature des 
deux fluides ainsi que de leur saturation dans le milieu (Figure 2.4). Tout comme la pression capillaire, 
la perméabilité relative des phases est différente selon le drainage ou l’imbibition du milieu poreux. 
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Les perméabilités relatives des phases au sein d'un échantillon sont déterminées 
expérimentalement par la méthode 'Unsteady state', méthode de déplacement d'un fluide par un autre, 
soit par la méthode 'Steady state', méthode statique de mesures. Les points expérimentaux peuvent être 
décrits par une loi empirique, par exemple le modèle de van Genuchten (1980) intégré au modèle 
analytique de Mualem (1976), qui permet d’obtenir des courbes de perméabilité relative en fonction de 
la saturation effective en eau :  
( ) 21/1 1 mmw e ekr S S = − −    2-14 





Figure 2.4 : Exemple de courbe de perméabilité relative de l’eau et du gaz en fonction de leur 
saturation. 
L'écoulement de deux fluides immiscibles au sein d’un milieu poreux est défini par la loi de 
conservation et la loi de Darcy. La loi de conservation stipule que la masse doit être conservée dans 
tout le domaine étudié. Cela revient finalement à dire, que pour un volume considéré, la somme des 
actions ci-dessous est égale à zéro : 
 flux de masse entrant et sortant à travers la surface du volume étudié ; 
 source (positive ou négative) de fluide q au sein du système ; 
 variation de l’emmagasinement de la masse liée à l’évolution de la masse volumique 
du fluide, de la porosité et de la saturation. 





En assemblant la loi de conservation et la loi de Darcy, on obtient alors la diffusivité de chacun 
des fluides par unité de volume élémentaire grâce au système d’équations suivant :  
( ) ( )




w w w w w
w
g





k krdiv grad P g grad z S q
t
k kr





ρ ρ φ ρ
µ
ρ ρ φ ρ
µ
  ∂
− + =	 A ∂B C
  ∂








La résolution de ce système de cinq équations nécessite la détermination de cinq inconnues : les 
masses volumiques k et saturations Sk de chacune des phases ainsi que la pression capillaire (Pc). En 
sachant que k = f(Pk), Sk = f(Pc), krk = f(Sk), k = f(Pk). 




2.2 Transport aqueux et gazeux 
La migration des espèces au sein des deux phases est régie par trois principaux mécanismes : 
l’advection, la diffusion moléculaire et la dispersion.  
2.2.1 Advection  
L’advection ou convection, est l’entraînement des espèces présentes dans une phase causée par 
l’écoulement de cette dernière. Pour chacune des phases, l’équation de transport advectif est définie 
par :  
Système aqueux : 
,
,




Système gazeux : , =adv g i g i gJ M P y U
 
 2-17 
où Ci représente la concentration du gaz i dissous dans l’eau, yi est la fraction molaire d’une espèce i 
de la phase gazeuse et, Mi la masse molaire de cette espèce gazeuse. Dans la phase gazeuse, la 
concentration d’un gaz dans le milieu poreux est définie par sa pression partielle (Pi = P. yi,). 
2.2.2 Diffusion 
Liée à l’agitation moléculaire, la diffusion moléculaire est un processus qui a lieu 
indépendamment de la vitesse d’écoulement du fluide. La présence d’un gradient de concentration 
entraîne la migration des composés de la zone où les concentrations sont élevées vers la zone où elles 
sont plus faibles. Le coefficient de diffusion moléculaire effectif De* tient compte du ralentissement 
des molécules lié à la matrice rocheuse, par exemple l’allongement du trajet du à la présence de la 
surface solide. 
Système aqueux : *
,
, ,




Système gazeux : *,
,
= - .diff g e g i g iJ D M P grad y
 
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2.2.3 Dispersion cinématique 
Les variations spatiales de la vitesse, causées par les hétérogénéités micro et macroscopiques des 
propriétés pétrophysiques d’un milieu poreux, provoquent la dispersion des espèces au cours du 
temps. En effet, au sein de l’aquifère, les gaz dissous ne sont pas tous transportés à la même vitesse et 
dans la même direction. Les trois principaux paramètres responsables de cette dispersion sont la taille 
des pores (les fluides circulent plus facilement lorsque les pores sont grands), la tortuosité (comme la 
trajectoire des molécules d’eau n’est pas linéaire, certaines molécules emprunteront des chemins plus 
longs que d’autres), et la friction du fluide avec les parois de la roche (les molécules qui se déplacent à 
proximité des parois des pores subissent plus de friction que celles qui se situent au centre des pores, 
elles sont donc moins rapides que les autres). 
 
 




Système aqueux : '
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Système gazeux : ', = - .disp g g i g iJ D M P grad y
 
 2-21 
avec D’ tenseur de dispersion, dont les directions principales sont liées à l’écoulement. On définit ainsi 
DL coefficients de dispersion longitudinale (dans le sens de l’écoulement), et DT coefficients de 
dispersion transversal (dans les deux directions orthogonales à la vitesse). Ces deux paramètres sont 











Le rapport du coefficient de dispersivité longitudinale L sur le coefficient de dispersivité 
transversale T contrôle la forme du panache : plus le rapport est faible, plus le panache est évasé. 
 
Les coefficients de dispersion et diffusion moléculaire effectif peuvent être rassemblés dans un 
même terme D, coefficient de dispersion hydrodynamique, en posant : 
' *
= + eD D D 
2.2.4 Équation générale du transport 
L’accumulation de masse d’une espèce au cours du temps est fonction de la saturation de chacune 
des phases mobiles au sein du milieu poreux. On différencie pour cela deux notions de porosité : 
 Notion géométrique, dans laquelle on distingue la porosité fermée (résiduelle) dans le cas de 
pores isolés, non connectés, de la porosité libre (utile) dans le cas de pores reliés entre eux,  
 Notion hydrodynamique, dans laquelle on distingue la porosité de drainage qui correspond au 
volume d’eau s’écoulant de façon gravitaire à travers le milieu poreux, de la porosité cinématique qui 
représente le volume d’eau circulant librement à travers les pores. Cette porosité peut être limitée par 
le volume d’eau liée ou adsorbée à la surface des grains solides par les forces d’attraction moléculaire 
ainsi que par l’existence de pores non connectés ou en cul-de-sac. La porosité cinématique permet 
ainsi de faire la distinction entre le volume d’eau mobile et immobile. 
 
Tous les processus de transport décrits précédemment peuvent être rassemblés dans une même 
équation, en reliant la divergence des flux à l’accumulation de masse : 







Système gazeux : 










2.3 Propriétés thermodynamiques 
La description des équilibres entre les phases fait appel à des équations d’état, outils de 
thermodynamique robustes, capables d’obtenir une représentation fidèle des propriétés volumétriques 
des constituants et des propriétés dérivées telles que les fugacités (critères d’équilibres). 
2.3.1 Équations d’état 
Une équation d’état permet de représenter le comportement volumétrique d’un fluide en fonction 
des conditions de pression P et de température T du milieu étudié :  
( , , ) = 0f P T v  2-24 
avec v, volume molaire. 
Les premières recherches expérimentales concernant le comportement des gaz en fonction de la 
température et de la pression conduisirent à l'écriture de la loi des gaz parfaits : 
=P v RT  2-25 
avec R, constante universelle des gaz.  
Dans la loi des gaz parfaits, les molécules de gaz, sphères rigides de petites tailles, sont 
considérées suffisamment éloignées les unes des autres pour ne pas interagir entre elles. C’est 
pourquoi, cette équation ne peut s’appliquer qu’à des milieux où la pression est proche de la pression 
atmosphérique et à des températures modérées. Cette loi est ainsi utilisée principalement pour résoudre 
des problèmes environnementaux dans des conditions de surface. En revanche, la description du 
comportement des fluides dans un réservoir de gaz, milieu où les conditions de pression et température 
sont élevées, nécessite l’utilisation d’une équation d'état capable de tenir compte des interactions 
moléculaires.  
L’équation d’état développée par le physicien hollandais van der Waals (1873) est la première 
équation capable de décrire qualitativement les propriétés volumétriques d'un fluide réel. En effet, 
l’auteur introduit la notion d’interactions moléculaires à la loi des gaz parfaits en corrigeant le volume 
réel disponible pour les molécules et en ajoutant un terme d’attraction moléculaire. 
- Répulsion intermoléculaire : pour intégrer la notion de répulsion dans l’équation d’état, il faut 
tenir compte de la distance entre les dipôles du système. Le volume disponible réel occupé par les 
molécules est en effet plus faible que le volume total car il faut lui enlever le covolume b qui 
représente le volume minimal incompressible occupé physiquement par une molécule, soit v-b. Le 
covolume est propre à chaque molécule et est approximativement égal à b = 4 Vmolécule Na 
(Na : nombre d’Avogadro). 
- Attraction intermoléculaire : la pression interne exercée par un fluide dans un système fermé est 
liée aux vitesses de collisions des molécules contre la paroi. Comme la vitesse de collision d’une 
molécule contre la paroi est modifiée par l’attraction qu’exercent les molécules entre elles, tenir 
compte de l’attraction intermoléculaire au sein du système entraîne alors une diminution de la 








L’équation d'état de Van der Waals s’écrit alors de la façon suivante : 









Pour améliorer l'estimation des propriétés volumétriques, plusieurs modifications ont été 
apportées à cette équation. Parmi les nombreuses équations cubiques qui en découlent, l'équation d'état 
de Peng et Robinson (1976) est l'une des plus couramment utilisée par l’industrie pétrolière : 
( )
( ) ( )= -
- + + -
RT a  T
P
v b v v b b v b  2-27 
Où la fonction  est définie de la façon suivante : 
 ( ) ( )( ) 2= 1 + 1- r T m T 





La fonction m dépend uniquement de la molécule étudiée.  
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RTb 0778,0=  
Les hypothèses physiques de l'équation d'état de Peng et Robinson reproduisent assez fidèlement 
les propriétés volumétriques des molécules simples. Pour les autres, les densités doivent être corrigées 
avec une méthode de translation de volume.  
L’équation de Peng-Robinson présentée ci-dessus n’est valable que pour l’étude d’un corps pur. 
Dans un mélange, les interactions mutuelles entre les différentes molécules varient selon la nature des 
espèces présentes. Des règles de mélange permettent ainsi, par le biais de coefficients d’interaction 
binaire kij, de tenir compte des différentes interactions entre les espèces. Pour deux molécules 
similaires (même famille chimique ou nombres d’atomes de carbones proches), le coefficient 
d’interaction binaire est proche de zéro. A l’inverse, pour deux corps distincts, ce paramètre doit être 
calé en fonction des données expérimentales.  






















2.3.2 Équilibre thermodynamique 
Dans un système ouvert, pour une phase k donnée, à N constituants, l’enthalpie libre de Gibbs G 
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dG S dT V dP dnµ 
Où S est l’entropie du système, ni le nombre de moles du constituant et i son potentiel chimique.  
Cette équation implique l’égalité des potentiels chimiques du constituant i dans la phase liquide et 
la vapeur. 
( ) ( ), , = , ,l l v vi i i i T P n  T P n 
Par définition, le potentiel chimique d’un composé gazeux s’écrit :  
= lni id RT d f 
Où f est la fugacité d’un composé et permet de tenir compte des écarts de comportement en 
pression entre un fluide réel et un gaz parfait. Cet écart est corrigé par le coefficient de fugacité . 
( ), , = i i i if T P z z P 
La fugacité traduit la tendance d’une espèce à fuir la phase dans laquelle elle se trouve. 
L’équilibre liquide-vapeur est donc atteint lorsque la fugacité d’un constituant est la même dans les 
deux phases.  
( ) ( ), , = , ,l vi i i if T P x f T P y 
Où xi et yi représentent la fraction molaire du constituant i présent respectivement dans la phase 
aqueuse et dans la phase gazeuse 
 
Calcul des équilibres thermodynamique : gaz/saumure 
La modélisation des équilibres entre les phases peut être appréhendée de deux manières, soit par 
une approche dissymétrique dite 	-, soit par une approche symétrique dite -. 
 
L'approche symétrique consiste à utiliser une même équation d'état pour calculer les coefficients 
de fugacité de la phase gazeuse et de la phase aqueuse.  
( ) ( ). . , , = . . , ,l vi i i i i ix P P T x y P P T y 




Il existe plusieurs méthodes pour calculer les équilibres de phases. Une première méthode appelée 
calcul du point de bulle consiste à déterminer, pour un mélange liquide de composition connue, la 
température ou pression d’apparition de la première bulle de vapeur ainsi que la composition de cette 
nouvelle phase. La méthode du calcul du point de rosée est le processus inverse. La dernière méthode 
est le calcul du flash isotherme (Michelsen, 1982a,b) qui permet de calculer pour une température, une 
pression et un mélange à plusieurs constituants donnés, la composition des phases liquide et vapeur à 
l’équilibre thermodynamique. Par extension, ce flash est utilisé afin d’établir la solubilité des gaz dans 
une phase liquide, dans notre cas, l’eau. 

La méthode couramment utilisée dans l’industrie pétrolière est la méthode de Soreide et Whitson 
(1992) qui est une modification de l’équation d’état de Peng Robinson (1980) permettant de prédire la 
solubilité des hydrocarbures dans une saumure (et inversement) dans des conditions de pression et 
température élevées et de tenir compte des effets de salinité de la phase aqueuse. Les auteurs ont pour 
cela modifié la fonction  et proposé deux jeux de coefficients d’interaction binaire ki,H2O pour chacune 
des phases (aqueuse et gazeuse). 
Avec l'approche dissymétrique, la phase gazeuse est décrite par une équation d'état et la phase 
aqueuse par un modèle de coefficient d’activité associé à la loi de Henry. L’équilibre s’écrit alors : 
( ) ( ). . , , = . . , ,vi i i i i i ix H 	 P T x y P P T y 
Avec : 
- Hi, la constante de Henry : Cette constante est définie par le rapport de la fugacité d’un soluté 




















Il existe plusieurs méthodes de calcul qui permettent de tenir compte de l’évolution de la 
constante de Henry en fonction de la température (Harvey, 1996) ou de la pression (Krichevsky et 
Kasarnovsky, 1935). 
 
- 	i, le coefficient d’activité en phase aqueuse : ce coefficient permet de rendre compte du 
caractère non idéal d’un mélange. En effet, les interactions électrostatiques entre différents composés 
modifient leur réactivité. Ainsi, la concentration d’une espèce doit être corrigée par un coefficient 
d’activité. De nombreux modèles de coefficients d’activité ont été développés sur la base du modèle 
de Debye-Hückel (1923), tels que le modèle de Guggenheim (1955) et le modèle B-dot (Helgeson, 
1969). 




2.4 Présentation du logiciel Hytec 
Pour étudier le lessivage de l'H2S par un aquifère actif, nous avons réalisé des simulations à l'aide 
du logiciel diphasique Hytec (van der Lee et al., 2003; Corvisier et al., 2012). Ce dernier est un code 
d'écoulement aqueux/transport diphasique/chimie développé à Mines ParisTech.  
2.4.1 Formulations mathématiques 
Le logiciel Hytec permet de calculer des écoulements aqueux stationnaires et transitoires en 
milieux saturés ou non. Puisque l’écoulement diphasique est actuellement en développement, nous 
utiliserons dans cette étude une formulation réduite : l’équation de l’écoulement en milieu non saturé.  






Cette équation suppose une distribution constante et uniforme des pressions des gaz, qui sont donc 
éliminées des inconnues du problème. D’autre part, cette équation, suffisante en première analyse, 
présente cependant certaines limitations pour simuler des phénomènes secondaires susceptibles d’être 
initiés au cours du lessivage de l’H2S, tels que la remontée de l’aquifère ou l’écoulement de la phase 
gazeuse. Nous présenterons plus en détail ces mécanismes dans le dernier chapitre. 
La résolution de l’équation d’écoulement (sur la totalité du domaine) repose sur la détermination 
de la conductivité hydraulique et de la charge qui dépendent toutes deux de la teneur en eau. 
L’écoulement stationnaire est obtenu en résolvant les équations d’écoulement transitoire jusqu’à 
atteindre l’équilibre hydrodynamique. Lorsque que ce dernier est atteint, le début des calculs de 
transport et équilibre eau/gaz peut alors commencer.  
 
Dans le but de faciliter la résolution de ces calculs, dans les conditions initiales nous donnons des 
teneurs en eau au sein de l’aquifère et du réservoir égales aux valeurs recherchées. La charge est 
ensuite déterminée à l’aide d’un modèle empirique charge/teneur en eau. D’autre part, puisque dans 
notre étude, nous négligeons l’écoulement aqueux au sein du réservoir, nous supprimons les flux d’eau 
en imposant une conductivité hydraulique nulle dans cette zone. Cela permet d’atteindre l’équilibre 
hydrostatique plus rapidement. Au sein de l’aquifère, la résolution s’effectue normalement avec des 
paramètres (K) physiques. 
 
Dans le réservoir, les phases aqueuse et gazeuse sont immobiles, le transport des espèces 
présentes est réalisé uniquement par diffusion moléculaire (Cf. 2.2.2). 
Dans l’aquifère, le transport des gaz dissous dans l’eau est advectif et diffusif (Cf. 2.2.4).  
 





Figure 2.5 : Présentation des conditions aux limites (gauche). Distribution des teneurs en eau sur 
un profil vertical (milieu) et de la pression au sein d’une structure (droite) modélisée avec le logiciel 
Hytec.  
Afin de modéliser les équilibres de phases, le logiciel Hytec utilise l’approche dissymétrique, dans 
laquelle les espèces en phase aqueuse sont décrites par un modèle de coefficient d’activité et les 
espèces en phase gazeuse par la loi des gaz parfaits qui n’est qu'approximative, mais suffisante au 
moins pour suivre les tendances autour du point initial.  
L’équilibre thermodynamique entre les deux phases est décrit selon une loi dérivée de la loi de 
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Dans le logiciel Hytec, la valeur de la constante de Henry de chaque gaz doit être spécifiée par 
l’utilisateur. Nous devons ainsi acquérir les données de solubilité des gaz du mélange étudié, via la 
littérature (données expérimentales) ou un modèle thermodynamique validé sur des mesures.  
2.4.2 Couplage 
Le logiciel Hytec réalise le couplage entre le module R2D2 qui traite le transport diphasique et 
l'écoulement aqueux en milieux poreux, et le module CHESS qui contrôle l'état d'équilibre 
thermodynamique entre les phases aqueuses, gazeuses et minérales. L’écoulement de l’eau est tout 
d’abord déterminé. Le couplage transport/chimie est ensuite réalisé par la méthode de séparation 
d’opérateur qui consiste à résoudre de manière itérative à chaque pas de temps, le transport aqueux et 
gazeux puis, la chimie à partir des résultats obtenus pour le transport (Figure 2.6). Une fois que le 
système atteint la convergence numérique, les mises à jour nécessaires sont effectuées et le code passe 
au pas de temps suivant. 
 












3 Chapitre 3. Étude comparative entre un modèle 
numérique étalon et le modèle Hytec 
Avant d’aborder en détail la description des simulations et de leurs résultats, nous devons nous 
assurer que la solution numérique Hytec représente correctement, tant d’un point de vue qualitatif que 
quantitatif, le lessivage des gaz par un aquifère actif. Nous présentons ainsi dans ce chapitre comment, 
à partir du formalisme spécifique d’une solution analytique particulière, nous avons validé notre 
modèle Hytec.  
Dans la bibliographie, nous avons repéré deux solutions analytiques développées dans le but de 
décrire l’évacuation d’un gaz par un aquifère actif dans le cadre d’un site de stockage souterrain de 
méthane (Mizyakin, 2010), et d’un réservoir riche en H2S (Panfilov, 2009). Ces solutions ne sont pas 
totalement pertinentes pour notre problème du fait de certaines hypothèses de base. Nous nous 
sommes donc basés sur la formulation mathématique du problème de Panfilov, pour créer un modèle 
numérique que nous avons ensuite utilisé pour comparer les résultats obtenus avec ceux d’Hytec. Bien 
que la validation repose in fine sur une résolution numérique elle-aussi, le fait que le formalisme du 
problème soit bien différent donne malgré tout de la puissance à cette validation. 
3.1 Formalisation et formulation mathématique du problème 
Nous présentons ici, la formulation du problème étalon, ainsi que les équations qui régissent le 
processus de lessivage du gaz présent dans le réservoir. 
3.1.1 Hypothèses de départ 
Nous considérons un réservoir 2D d’extension limitée dans lequel une zone riche en gaz est en 
contact avec un aquifère actif (Figure 3.1).  
 
La formalisation du modèle repose sur les hypothèses de départ suivantes :  
 le contact aquifère-gaz est immobile et horizontal ; 
 les propriétés thermodynamiques et cinétiques sont constantes ; 
 l’écoulement convectif du gaz est nul ; 
 la vitesse d'écoulement de l'eau dans l’aquifère est horizontale et constante ; 
 transport diffusif des espèces aqueuses et gazeuses ; 




 l’équilibre thermodynamique entre les deux phases, à l’interface, est décrit par une équation 
dérivée de la loi de Henry ;  
 un seul gaz est soluble dans l’eau (dans le réservoir, un seul gaz est réactif, l'autre gaz 
majoritaire est inerte, il sera ignoré dans la suite de l'étude). 
 
 
Figure 3.1 : Schéma du réservoir pour le modèle. 
3.1.2 Transport aqueux et gazeux 
La porosité de 1 est saturée uniformément en gaz au sein du réservoir. Ces hypothèses permettent 













L’aquifère a une porosité de 1 et est saturé en eau. L’évacuation des gaz dissous dans l’eau de 
l’aquifère est assuré par le transport advectif et diffusif : 
2 2
2 2
w w w w
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Avec Cg et Cw respectivement les concentrations du gaz réactif (mol/m3 de gaz) et du gaz lixivié 
dans l’eau de l’aquifère (mol/m3 d’eau), Dg et Dw respectivement les coefficients de diffusion 
moléculaire en phase gazeuse et aqueuse (m2/s), et U la vitesse convective de l’eau (m/s) en supposant 
que cette vitesse est homogène dans l’aquifère. 
3.1.3 Équilibre de phase à l’interface           
A l’interface, l’équilibre thermodynamique entre les phases aqueuse et gazeuse est décrit par 













Avec A, constante d’équilibre thermodynamique, Cg* = Cg(z=0+), concentration du gaz réactif à 
l'interface (mol/m3 de gaz) et Cw*= Cw(z=0-), concentration du gaz dissous dans l’eau à l'interface 
(mol/m3 d’eau) (Figure 3.2). 
 
 
Figure 3.2 : Schémas explicatif concernant l'équilibre thermodynamique entre les phases gazeuse 
et aqueuse. 
L’égalité des flux Fw* et Fg* au niveau de l’interface est décrit de la façon suivante : 
0 0
g* *w
w w g g
x ,z x,z
CCF D F D
z z− += =
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= − = = −
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3.1.4 Méthodes numériques 
Dans le modèle numérique qui a été développé à partir de la solution analytique de Panfilov, la 
résolution du système d’équations aux dérivées partielles est réalisée par la méthode des volumes finis. 
Le domaine étudié, découpé en plusieurs mailles carrées uniformes, comprend un domaine interne, 
l’interface gaz/eau et les frontières. La discrétisation dans le temps du système d’équations est basée 
sur le schéma implicite.  
 
Nous présentons ici, la résolution des équations de diffusion de la phase gazeuse au sein du 
réservoir. Pour tout i du domaine : 











Selon la nature de la cellule voisine, le gradient de concentration Cg,i s’écrit : 









 , dans le cas des cellules du réservoir ;  
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 , dans le cas des cellules frontières ; 
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, dans le cas des cellules sus-jacente à l’interface gaz-eau.  
 
L’équation obtenue à partir des discrétisations spatiales et temporelles s’écrit pour tout i du 
réservoir (cas sans frontière, ni interface gaz-eau) : 
( )t dt tg ,i g ,i ij t dt t dtij g , j g ,i
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Avec Lij, hauteur de l’interface entre les cellules i et j et Dij, coefficient de diffusion moléculaire 
moyen entre les deux cellules. 
 
Le système d’équations s’écrit alors sous forme matricielle :  
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Dans l'aquifère, le transport du gaz dissous est advectif et diffusif. Pour la diffusion, les équations 
sont les mêmes que celle décrites précédemment et pour l'advection, la discrétisation spatiale de 
l’équation utilise un schéma décentré qui est stable si les conditions sont respectées. 
3.2 Lessivage du gaz  
Dans cette partie, nous étudierons les résultats de simulation du lessivage d’un gaz par un aquifère 
actif obtenu à partir du modèle numérique étalon.  




3.2.1 Description de la simulation 
La phase gazeuse est située dans par une zone rectangulaire verticale de 1 m de hauteur et 0,5 m 
de largeur (Figure 3.1). L’aquifère actif, lui s’étend sur 1,5 m de long et a une hauteur de 0,5 m. Le 
système est découpé en plusieurs mailles de 0,01 m × 1 m × 0,01 m. La porosité, uniforme dans le 
système est de 1. 
- zone riche en gaz 0 < x < 0,5 m 0 < z < 1 m 
- zone aquifère -0,5 < x < 1 m -0,5 < z < 0 m 
 
L'aquifère est saturé en eau et le réservoir saturé en gaz. 
La vitesse d’écoulement de l’eau dans l’aquifère est de 5×10-8 m/s. 
Dans la phase gazeuse, la diffusion moléculaire est de 10-8 m2/s, et dans la phase aqueuse, la 
dispersivité hydrodynamique (diffusion moléculaire et dispersion) est de 10-9 m2/s. 
 
Au début de la simulation, l’eau de l'aquifère n’est pas à l’équilibre thermodynamique avec le gaz 
présent dans le réservoir.  
Concentration initiale du gaz, Cg 32,2 mol/m3 de gaz 
Concentration initiale du gaz dissous, Cw 0 mol/m3 d'eau 
Constante d'équilibre, A  1 
 
La durée de simulation est de 107 secondes soit la durée nécessaire à l'eau de l'aquifère pour 
traverser la largeur du réservoir. 
Ce modèle numérique permet ainsi d’obtenir les concentrations Cw et Cg en tout point et à chaque 
instant. A la fin de la simulation (Figure 3.3), nous remarquons que la concentration du gaz a diminué 
au niveau de l’interface passant d'une concentration initiale de 35 mol/m3 de gaz à une moyenne de 20 
mol/m3. Le lessivage du gaz est en effet rendu possible grâce à l’évacuation permanente du gaz 
dissous dans l’eau de l’aquifère actif dont nous pouvons observer le front de dispersion. 
 
Figure 3.3 : Distribution spatiale des concentrations Cg et Cw dans le réservoir à 107 s obtenue 
avec la solution numérique étalon. 




3.2.2 Présentation des résultats 
Les résultats de simulation obtenus avec ce modèle sont présentés à travers trois coupes (Figure 
3.4) :  
- une coupe horizontale : évolution temporelle de la concentration des gaz dissous au sommet de 
l'aquifère (-0,5 < x < 1 m et z = -0,005 m),  
- deux coupes verticales : évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous à 
l’entrée (x = 0,005 m et -0,5 < z < 1 m), et à la sortie de la zone riche en gaz (x = 0,495 m et                 
-0,5 < z < 1 m). 
 
Figure 3.4 : Schéma présentant les diverses coupes présentées dans cette partie. 
Pour plus de clarté, nous étudierons l'évolution de la concentration du gaz et gaz dissous en 





Ainsi, lorsque T = 0,5 l'eau fraîche a traversé la moitié de l'aquifère et à T = 1, elle l'a entièrement 
traversé. 
 
Comme les phases aqueuse et gazeuse ne sont initialement pas à l'équilibre thermodynamique, 
nous observons au début de la simulation, la dissolution progressive des gaz dans l'eau de l'aquifère. 
Ainsi, à T = 0,1 la concentration du gaz dissous sous l'interface est d'environ 22 mol/m3 d'eau (Figure 
3.5). L'équilibre qui tend à s'installer entre les deux phases est sans cesse perturbé par l'arrivée d'eau 
fraîche à l'entrée du réservoir. L'eau pure va alors s'équilibrer avec le gaz au cours de son écoulement 
dans l'aquifère. Puisqu’à l'interface, le transfert du gaz vers l'aquifère est plus élevé dans une eau pure, 
les gaz situés à l'entrée du réservoir seront plus rapidement lessivés que les autres. Nous remarquons 
donc à l'entrée du réservoir une nette diminution de la concentration du gaz au cours du temps (Figure 
3.6) alors qu’à la sortie du réservoir, cette réduction est moins rapide (Figure 3.7).  
La vitesse d'écoulement de l'eau dans cette simulation est si faible que les gaz dissous peuvent 
remonter légèrement l'aquifère par diffusion moléculaire (Figure 3.5). D'autre part, le gaz dissous au 
niveau de l'interface s'étale par transport diffusif, sur toute la hauteur de la colonne d'eau au cours de la 
traversé de l'aquifère. La dispersion hydrodynamique du gaz dissous permet ainsi d'améliorer la 
dissolution des gaz dans l'eau de la zone aval de l'aquifère.     






Figure 3.5 : Évolution temporelle de la concentration des gaz dissous au sommet de l'aquifère, 
obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 (bleu), 0,6 (rose), 0,8 
(cyan), et 1 (noir). 
 
 
Figure 3.6 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe verticale 
à x = 0,005 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 (bleu), 0,6 
(rose), 0,8 (cyan), et 1 (noir). 





Figure 3.7 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe verticale 
à x = 0,495 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 (bleu), 0,6 
(rose), 0,8 (cyan), et 1 (noir). 
3.3 Comparaison solution étalon/Hytec 
Un modèle direct d’Hytec a été tenté pour représenter la solution étalon avec les mêmes 
caractéristiques décrites précédemment. 
3.3.1 Différences de formalisme Hytec 
Dans la solution étalon, la zone supérieure a une saturation en gaz de 100 % alors que cela n’est 
pas possible avec Hytec. La saturation en eau dans cette partie du réservoir est donc légèrement 
supérieure (Sw = 1 %). Les équations du transport aqueux et gazeux utilisées par le logiciel Hytec 
tiennent ainsi compte de la teneur en eau w et gaz g au sein de chaque cellule (Cf. 2.4).  
Dans le logiciel Hytec, la phase gazeuse est décrite par la loi des gaz parfaits. La pression initiale 
du gaz est de 1 bar au sein du réservoir, ce qui correspond à une concentration de 32,2 mol/m3 de gaz à 
une température de 100°C. La constante d’équilibre H entre les deux phases est de 31,6.  
 
A la fin de la simulation réalisée avec le logiciel Hytec (Figure 3.8), nous constatons que la 
pression partielle du gaz n'a que très légèrement diminué au niveau du contact. Dans la partie suivante, 
nous comparerons les résultats obtenus avec la solution numérique étalon et notre modèle Hytec. 





Figure 3.8 : Distribution spatiale de la pression partielle du gaz dans le réservoir à 107 s, obtenue 
avec le logiciel Hytec. 
3.3.2 Comparaison  
Sur les Figure 3.9, Figure 3.10, Figure 3.11, nous remarquons que les résultats obtenus avec Hytec 
sont très différents de ceux obtenus avec la solution étalon. En effet, la dissolution des gaz dans 
l'aquifère est bien plus faible avec Hytec (à T  = 0,1, [gaz dissous] = 2 mol/m3 d'eau) comparée à ce 
qui est observé avec l'autre modèle (à T = 0,1, [gaz dissous] = 22 mol/m3 d'eau). Le faible transfert des 
gaz vers l'aquifère engendre alors un lessivage minime du gaz au cours de la simulation. 
 
Nous tenterons de trouver les différences de description entre les deux modèles. Nous 
présenterons ainsi quels peuvent être les facteurs limitants à l’origine de cette faible dissolution et 
comment les modifier pour faire converger les deux modèles vers des descriptions cohérentes.  
 
 





Figure 3.9 : Évolution temporelle de la concentration des gaz dissous au sommet de l'aquifère, 
obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 (bleu), 0,6 (rose), 0,8 
(cyan), et 1 (noir). 
 
 
Figure 3.10 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe 
verticale à x = 0,005 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 
(bleu), 0,6 (rose), 0,8 (cyan), et 1 (noir). 





Figure 3.11 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe 
verticale à x = 0,495 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 
(bleu), 0,6 (rose), 0,8 (cyan), et 1 (noir). 
3.3.3 Dissolution des gaz à l'interface 
Ces résultats décevants de prime abord peuvent s’expliquer en partie par une description différente 
des phénomènes dans les deux modèles. Ainsi, dans la solution étalon, le gaz présent au niveau du 
contact avec l’aquifère actif se dissout directement du réservoir vers l’eau de l’aquifère. Dans le 
modèle Hytec, la dissolution ne peut avoir lieu qu’au sein d’un élément de maillage. Le gaz du 
réservoir se dissout dans l’eau résiduelle de la même maille puis est exporté par diffusion vers d’autres 
mailles (Figure 3.12). Puisque la teneur en eau dans la zone supérieure est faible, la diffusion des gaz 
dissous dans l’eau résiduelle est beaucoup plus lente que la diffusion des gaz. C’est donc un 
phénomène très marginal. 
 
Figure 3.12 : Processus de dissolution des gaz dans l’aquifère réalisé avec la solution numérique 
étalon (haut) et le modèle Hytec (en bas). 
L’interface est représentée schématiquement dans la solution numérique étalon par un contact 
atmosphère/cours d’eau alors que dans Hytec, elle est décrite par un contact à travers une frange 
capillaire.    




Dans le cas qui nous intéresse, le gaz se dissout dans l’eau résiduelle (Sw = 1 %) des mailles du 
réservoir. En raison du différentiel Dw/Dg, seule la maille la plus proche va contribuer au transport 
diffusif aqueux vers l’aquifère. Le gaz dissous dans la cellule sus-jacente à l’interface peut ainsi 
diffuser vers la maille en dessous, au sommet de l’aquifère. Comme la teneur en eau au sein de la zone 
riche en gaz est faible, il ne peut se dissoudre qu’une faible quantité de gaz, ce qui crée 
potentiellement un terme limitant pour la cinétique de transfert.  
Pour améliorer ce point, nous allons créer une zone intermédiaire au dessus de l'interface avec une 
teneur en eau optimale pour que la quantité de gaz dissous dans cette maille soit plus importante que 
dans le cas initial. A contrario, le volume de gaz disponible dans cette cellule est diminué, mais il peut 
être ré-alimenté depuis le réservoir par diffusion en phase gaz. 
 
Une autre différence dans les deux modèles tient dans la description des flux à l'interface 
aquifère/zone supérieure riche en gaz. 
Dans Hytec, le flux est décrit par l'équation suivante : 
( )ij zone gaz aquifèremodèle w w
Hytec
D
F . C C
dz
= −  3-9 
Où, à l'interface, le coefficient de diffusion des gaz dissous Dij entre une cellule du réservoir (zone 
intermédiaire) et une cellule de l'aquifère, est calculé par une moyenne harmonique : 
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Le flux à l'interface dans Hytec s'écrit alors :  
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Dans la solution étalon, le flux à l’interface est décrit par l’équation 3-4 soit : 
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En remplaçant la concentration du gaz à l’interface Cg* par l’égalité suivante : 
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on obtient alors :  
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Si nous voulons que le flux à l’interface dans Hytec soit le même que celui dans la solution étalon, 
le coefficient de diffusion aqueux dans la zone intermédiaire doit respecter l'égalité ci-dessous : 
( )
1
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Ces modifications permettent à Hytec et au modèle étalon de représenter le terme diffusif de la 
même manière. 
3.3.4 Modèle Hytec ajusté 
Dans le but de déterminer la teneur en eau nécessaire à la zone intermédiaire décrite dans Hytec, 
nous avons réalisé plusieurs simulations avec des saturations en eau différentes. Pour chacune de ces 
teneurs, nous avons corrigé (Tableau 3-1) :  
- le coefficient de diffusion aqueux afin de respecter l'égalité des flux à l’interface,  
- le coefficient de diffusion gazeux, afin que la diminution de la teneur en gaz ne diminue pas la 
valeur de la diffusion entre la zone intermédiaire et la maille sus-jacente.    
 
 w  Dw Dg 
Cas 1 0,01 1×10-6 1×10-8 
Cas 2 0,1 1×10-7 1,1×10-8 
Cas 3 0,3 3,3×10-8 1,4×10-8 
Cas 4 0,5 2×10-8 2×10-8 
Cas 5 0,7 1,4×10-8 3,3×10-8 
Cas 6 0,9 1,1×10-8 1×10-7 
Tableau 3-1 : Coefficients de diffusion moléculaire aqueux et gazeux dans la zone intermédiaire 
en fonction de la teneur en eau de celle-ci. 
Le simple fait de corriger les coefficients de diffusion dans la zone intermédiaire permet de se 
rapprocher nettement des résultats obtenus avec la solution numérique (Figure 3.13). En effet, les 
concentrations de gaz dissous moyennes obtenues avec Hytec pour une teneur en eau de 0,01 dans la 
zone sus-jacente à l’interface, passe d’environ 2 à 18 mol/m3 d’eau en modifiant uniquement le 
transport diffusif. L’augmentation, par la suite, du volume d’eau permet de caler presque parfaitement 




les deux modèles. Sur le zoom (Figure 3.14), on constate qu’une teneur en eau trop faible (w = 0,1) ou 
trop forte (w = 0,9) à l’interface limite le transfert des gaz et gaz dissous vers l’aquifère comparé à des 
teneurs plus moyennes (w = 0,3, 0,5, 0,7). La faible différence de concentration en gaz dissous que 
l’on observe entre ces deux modèles, tient sans doute du fait que dans la solution étalon le gaz dissous 
à l’interface est directement évacué par l’aquifère actif, alors qu’avec le logiciel Hytec, le gaz dissous 
dans la zone intermédiaire doit d’abord diffuser dans l’aquifère pour être ensuite déplacé par 
l’écoulement : cela introduit de fait une cinétique de transfert à l’interface. 
Pour nous assurer de la validité de ce calage, nous avons réalisé d’autres simulations en modifiant 
les valeurs des paramètres : constante de Henry, transport diffusif et comparé à nouveau les résultats. 
Dans tous les cas, les courbes de concentrations en gaz et gaz dissous sont toujours relativement bien 
superposées.  
 
Figure 3.13 : Concentration des gaz dissous au sommet de l'aquifère à T = 0,1, obtenues avec la 
solution étalon et Hytec pour différentes teneurs en eau dans la zone intermédiaire. 
 
Figure 3.14 : Zoom de la concentration des gaz dissous au sommet de l'aquifère à T = 0,1, 
obtenues avec la solution étalon et Hytec pour différentes teneurs en eau dans la zone intermédiaire. 





Nous avons donc réussi en jouant sur les teneurs en eau et les coefficients de diffusion aqueux et 
gazeux de la maille intermédiaire à ce que Hytec représente un problème similaire à celui du 
formalisme étalon. La conséquence est une augmentation significative de la vitesse de dissolution des 
gaz par rapport à la simulation Hytec initiale et ainsi une superposition correcte du modèle Hytec avec 
la solution étalon (Figure 3.15, Figure 3.16, Figure 3.17).  
Le modèle étalon représente une sorte de ‘rivière’ en contact direct avec une atmosphère de gaz. 
Or comme nous l'avons présenté dans le chapitre 2, (Figure 2.3), il existe au dessus de l'aquifère une 
zone de transition dans laquelle la saturation en eau, contrôlée par les propriétés capillaires du milieu 
poreux, diminue progressivement jusqu'à atteindre une saturation résiduelle dans la zone riche en gaz. 
La présence de cette frange capillaire va alors modifier les processus intervenant dans le lessivage des 
gaz : ces derniers vont être principalement dissous dans l’eau inerte de la frange capillaire puis 
transportés par diffusion moléculaire jusqu’à l’aquifère actif. La zone de transition présente dans un 
milieu poreux entraîne ainsi une diminution de la vitesse d’évacuation des gaz. Il est important d’avoir 
à l’esprit que ce modèle donne un temps optimal de lessivage des gaz. 
Pour la suite de ce travail, nous avons fait le choix de la représentation avec une zone de transition 
entre l’aquifère et le réservoir gazeux, avec : 
- une teneur en eau : w = 0,5 ; 
- un coefficient de diffusion aqueux ajusté pour répondre à l’égalité suivante :  










 un coefficient de diffusion gazeux :  
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Figure 3.15 : Évolution temporelle de la concentration des gaz dissous au sommet de l'aquifère, 
obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 (bleu), 0,6 (rose), 0,8 
(cyan), et 1 (noir). 
 





Figure 3.16 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe 
verticale à x = 0,005 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 
(bleu), 0,6 (rose), 0,8 (cyan), et 1 (noir). 
 
 
Figure 3.17 : Évolution temporelle de la concentration des gaz et gaz dissous sur la coupe 
verticale à x = 0,495 m, obtenues avec la solution étalon et Hytec. A T = 0,1 (rouge), 0,2 (vert), 0,4 






4 Chapitre 4. Cas académique 
Pour quantifier et illustrer les différents processus qui contrôlent le lessivage différentiel des gaz 
au sein d’un réservoir de gaz, nous présenterons dans ce chapitre les résultats de simulations 2D d’une 
structure géométrique schématique réalisée avec le logiciel Hytec. Dans ce chapitre, nous décrirons 
dans un premier temps tous les paramètres utilisés dans la modélisation, puis nous étudierons 
l'évolution dans le temps de la répartition spatiale de la concentration des gaz et gaz dissous au sein de 
la structure étudiée. Afin d’estimer l’impact des paramètres relatifs au transport des espèces et à la 
géométrie du réservoir, sur l’efficacité du balayage et la distribution spatiale de l’H2S dans le 
réservoir, nous conclurons cette partie par une étude de sensibilité. 
4.1 Description des simulations 
Les valeurs des paramètres décrits dans cette partie sont des valeurs caractéristiques de réservoir. 
4.1.1 Description du réservoir 
La structure étudiée est représentée schématiquement par une section rectangulaire verticale de 
1 km de longueur et  500 m de hauteur. L’aquifère actif, d’une épaisseur de 100 m est surmonté par un 
mélange gazeux d’une épaisseur de 400 m. Le modèle est découpé en 100 × 1 × 50 cellules, soit des 
mailles de 10 m × 1 m × 10 m. Nous imposons une porosité cinématique (Cf.2.2.4) moyenne, 
uniforme dans tout le réservoir, de 20 % ce qui représente un volume total poreux de 2,5 millions de 
m
3
 (2 millions de m3 dans le réservoir et 0,5 millions de m3 dans l’aquifère).  
La pression du gaz uniforme au sein du réservoir est de 300 bar. Dans Hytec, seules les constantes 
de Henry peuvent évoluer en fonction de la température. Comme dans cette simulation réservoir, la 
dissolution des gaz a lieu uniquement le long de l’interface qui est considérée horizontale, il n’est pas 
nécessaire ici de tenir compte du gradient géothermique. 
Afin d’examiner uniquement l’effet de l’aquifère actif sur la distribution des gaz, nous 
considérerons que le mélange gazeux est réparti initialement de façon uniforme à travers toute la 
structure. Dans cette étude, nous négligerons en effet l'apparition de l'H2S dans le réservoir, 
susceptible d'avoir lieu au cours du temps soit par la réduction in situ des sulfates ou via la migration 
d'un mélange gazeux riche en H2S jusqu'au réservoir. Nous choisissons d’autre part, une composition 




de la phase gazeuse simplifiée : 80 % de méthane, 15 % de sulfure d’hydrogène et 5% de dioxyde de 
carbone (en pourcentage molaire).  
Notons que, à l’état initial la phase gazeuse est à l’équilibre thermodynamique avec l’eau 
résiduelle mais pas avec l’eau de l'aquifère. La salinité de l'eau est de 100 g/l.  
 

Figure 4.1 : Dimension du réservoir 
4.1.2 Écoulement de l'aquifère 
Le réservoir est traversé par un aquifère dont le gradient hydraulique (inclinaison) est d'environ 
0,1 % et la perméabilité isotrope de 100 mD (dans notre étude, cela correspond à une conductivité 
hydraulique de l'ordre de 10-6 m/s, Cf. 2.1.2). La vitesse interstitielle d’écoulement uniforme et 
constante au cours du temps est de 16 cm/an. L’eau traverse ainsi l'aquifère en 6300 ans environ. 
L’hydrodynamisme de l’aquifère est stabilisé dès le début de la simulation. 
La distribution des teneurs en eau dans la structure est constante au cours du temps. L’aquifère est 
saturé en eau et la teneur en eau résiduelle au sein du réservoir est de 0,01. 
Nous rappelons que dans cette simulation, seule la phase aqueuse présente dans l'aquifère peut 
circuler dans la structure : l’eau résiduelle est bloquée par les forces capillaires. 
4.1.3 Transport des gaz et gaz dissous 
Dans le réservoir, le transport gazeux se fait uniquement par diffusion moléculaire, alors que dans 
l’aquifère, les espèces dissoutes sont transportées par advection et dispersion hydrodynamique.  
Pour déterminer un ordre de grandeur du coefficient de diffusion moléculaire des gaz dissous dans 
l'eau nous utilisons la formule de Wilke et Chang (1955). Dans les conditions de notre système, nous 
obtenons une valeur de 8.10-9 m2/s. Nous choisissons une dispersivité (Cf. 2.2.2) isotrope de 1 m.  
Les différentes méthodes de calcul des coefficients de diffusion moléculaire pour la phase gazeuse 
ne peuvent pas être appliquées dans les conditions de pression trop élevées de notre système d’étude. 
Nous avons donc opté pour une méthode de calcul de type liquide et avons ainsi à nouveau utilisé la 
formule de Wilke et Chang pour estimer le coefficient de diffusion gazeux. Nous obtenons un 
coefficient de 5.10-8 m2/s.  
Les coefficients de diffusions utilisés dans la zone de transition seront introduits dans la partie 
(Cf. 4.1.5). 




L'évolution de la densité des phases aqueuse et gazeuse engendrée par le lessivage des gaz est 
susceptible d'initier des mouvements convectifs au sein de chacune des phases. Ces derniers ne seront 
pas pris en compte dans les simulations. Ce point fera l'objet d'une discussion dans le dernier chapitre. 
4.1.4 Solubilité des gaz 
Il existe de nombreuses données expérimentales concernant la solubilité des gaz de notre étude 
pour des systèmes binaires gaz-eau (CH4-H2O, CO2-H2O, H2S-H2O) répondant  aux conditions de 
température, salinité de l'eau et pression partielle des gaz : CH4 : 240 bar, H2S : 45 bar et CO2 : 15 bar, 
(Tableau 4-1).  
Systèmes Références NaCl (molalité) T (°C) P (Bar) 
CH4-H2O Michels et al. (1936) Nulle 25 - 150 40,6 - 469,1 
 
 1,01 – 6,59 25 – 150 41,8 – 456,0 
 
Culberson et Mc Ketta (1951) Nulle 25 – 171,2 22,3 – 689,2 
 
O’Sullivan and Smith (1970) Nulle 51,5 - 125 101,3 – 616,1 
 
 1,01 – 4,41 51,5 – 125 101,3 – 616,1 
 
    
CO2-H2O Zawisza et al. (1981) Nulle 50 - 200 1 - 54 
 
Müller et al. (1983) Nulle 100 - 200 3 - 80 
 
    
H2S-H2O Selleck et al. (1952) Nulle 37 - 170 6 - 210 
 
Lee and Mather (1977) Nulle 10 - 180 1 - 70 
 
Drummond (1981) 0 – 6 30 – 380 6 – 200 
 
Gillespie et al. (1984) Nulle 38 - 204 10 - 210 
 
Suleimenov and Krupp (1994) 0 – 2,5 20 – 320 0 - 140 
Tableau 4-1 : Références bibliographiques des données de solubilité des systèmes binaires (H2O-
CH4,  H2O-CO2, H2O-H2S) dans les conditions de température et de pression partielle proches de notre 
système d’étude. 
A l’inverse aucun article relatif aux systèmes ternaires (CH4-CO2-H2O, CH4-H2S-H2O, CO2-H2S-
H2O) ou système quaternaire (CH4-H2S-CO2-H2O), correspondant à nos conditions de pression et 
température n’a été trouvé. Ainsi, dans le but de déterminer la solubilité des gaz dans l’eau, nous 
avons utilisé le logiciel thermodynamique Best (Basic Elements for Simulation in Thermodynamics) 
développé par les ingénieurs de Total qui propose la méthode du flash isotherme (Cf. 2.3.2) pour 
déterminer les équilibres entre les deux phases. Pour cela, le code utilise l'équation d'état de Peng-
Robinson (1976) étendue aux milieux asymétriques (phase hydrocarbure/phase aqueuse) par Soreide 
et Whitson (1992). Les propriétés thermodynamiques des composants à renseigner dans les fichiers 
d’entrée du logiciel sont données dans le Tableau 4-2.  
Composants Mi Tc Pc Vc  Ci 
CH4 16.04 -82.55 46.00 99.2 0.0115 -0.10 
H2S 34.08 100.05 89.369 98.6 0.1000 0.00 
CO2 44.01 31.05 73.80 93.9 0.2250 0.00 
H2O 18.00 374.15 221.2 57.1 0.344 0.00 




Tableau 4-2 : Propriétés thermodynamiques des espèces présentes. Avec Mw la masse molaire 
(g/mol), Tc la température critique (°C), Pc la pression critique (bar), Vc le volume critique (cm3/mol), 
 le facteur acentrique et Ci la translation de volume. Les coefficients d'interaction binaires sont les 
suivants : kCH4-CO2 = 0,1. kCH4-H2S = 0,1. kCO2-H2S. = 0,15. 
Avec les paramètres d’entrée suivants : 
Pression 300 bar Espèces présentes  Nombre de moles 
Température 100 °C     CH4     80  
Salinité 100 g/l     H2S     15  
 
 
    CO2     5  
 
 
    H2O     5  
   
nous obtenons les résultats du flash :  
Phase gazeuse  Nombre de moles Phase aqueuse Nombre de moles 
    CH4     79,99     CH4     0,0067 
    H2S     15     H2S     0,0357 
    CO2     5     CO2     0,0040 
    H2O     0,8     H2O     4,19 
   
Ces résultats confirment la forte solubilité de l' H2S comparée à celle des gaz CH4 et CO2.  
La quantité d’eau vaporisée dans la phase gazeuse ne sera pas prise en compte par la suite.  
 
Les logiciels Best et Hytec ne décrivent pas les équilibres thermodynamiques entre chacune des 
phases de façon similaire. Avec Best, ces derniers sont définis ainsi : 
4 4CH (g) CH (aq)  
2 2H S(g) H S(aq)  
2 2CO (g) CO (aq)  
alors que dans Hytec, l'équilibre est défini à l’aide d’un ensemble de composantes de base (CH4, HS-, 
H+, HCO3-, ...) : 
4 4CH (g) CH (aq)  
2H S(g) HS H− ++  
2 2 3CO (g) H O HCO H− ++ +  
Les constantes d’équilibre à appliquer dans le logiciel Hytec pour l’H2S et le CO2 ne peuvent donc 
pas être tirées directement des données obtenues suite à la résolution du flash réalisé avec Best. A 
droite des équations, nous précisons d’où nous prenons les constantes d’équilibre. 
  2 2H S(g) H S(aq)  Flash isotherme Best 
+        2H S(aq) HS H− ++  Base de données Chess 
  2H S(g) HS H− ++   
 
 




                 2 2CO (g) CO (aq)  Flash isotherme Best 
+     2 2 3CO (aq) H O HCO H− ++ +  Base de données Chess 
2 2 3CO (g) H O HCO H− ++ +   
 
 
On obtient ainsi les log de la constante de Henry à indiquer dans Hytec :   
Gaz Pi (bar) Réactions LogH Gaz dissous (molalité) 
CH4  240 4 4CH (g) CH (aq)  3,43 0,089 
H2S 45 2H S(g) HS H− ++  8,46 0,473 
CO2 15 2 2 3CO (g) H O HCO H− ++ +  8,84 0,053 
 
Une fois les gaz dissous dans l’eau, leur dissociation est contrôlée par les systèmes d’équilibres 
suivants. Les constantes d’équilibres de Chess sont issues de la base de données thermodynamiques du 
programme EQ3/6 (Wolery, 1992).  
2H S(aq) HS H− ++  logK1 = 6,48 
2HS S H− − ++  logK2 = 11,10 
  
2 2 3CO (aq) H O HCO H− ++ +  logK1 = 6,39 
2
3 3HCO CO H
− − ++  logK2 = 10,08 
Dans notre étude, l’eau chargée en gaz dissous a un pH faible (pH=3,5, calculé avec Chess), les 
espèces dominantes dans l’aquifère seront donc l’H2S et le CO2 dissous sous forme moléculaire. 
Les constantes d'équilibre de Chess exprimant le ratio des pressions partielles des gaz sur leur 
activité en phase aqueuse ne sont actuellement pas corrigées en pression. Or, au cours du lessivage des 
gaz, l’évacuation progressive de la matière entraîne une diminution de la pression et donc des teneurs 
en gaz dissous. La Figure 4.2 présente l'évolution des concentrations en gaz dissous en fonction de la 
diminution de la pression obtenue avec le modèle de Hytec (dérivé de la loi de Henry) et l'équation 
d'état de Peng Robinson modifiée par Soreide et Whiston (flash Best). On constate que la diminution 
de la solubilité des gaz engendrée par la chute de pression est plus importante avec le modèle de 
Hytec. La dissolution des gaz dans les simulations suivantes sera alors sous-estimée au cours du 
balayage des gaz par l'aquifère. 
4.1.5 Zone de transition 
Une zone de transition de 10 m de hauteur (1 cellule sur z) est insérée entre l’aquifère et la 
colonne de gaz avec une teneur en eau et des coefficients de diffusion corrigés afin d’améliorer la 
dissolution et le transfert des gaz à travers l’interface (Cf. 3).  
0 5 0 1int er réservoirw w , ,θ θ= × =  
7 21 10 m /s−= =int er réservoir int erg g gD D S .  
7 23 1 10 m /s−= =int er réservoirw gD D , .λ  








Figure 4.2 : Évolution de la concentration des gaz dissous en fonction de la pression du réservoir à 
100°C obtenue avec le logiciel Best-flash isotherme, avec la méthode de Soreide et Whitson (rouge) et 









4.1.6 Résumé des paramètres utilisés dans les simulations réservoirs du § 4.2 














Vitesse de l’aquifère 
Conductivité hydraulique 
Gradient de charge 
Salinité 
Gaz dissous initial   
 
Transport 
Coefficient de diffusion moléculaire gazeux 
Coefficient de diffusion moléculaire aqueux 
Dispersivité  
Effet densitaire pas pris en compte 
 
Durée de simulation  
 
1000 m × 1 m × 400 
100 × 1 × 40 
300 bar (uniforme) 
100°C (uniforme) 
20 % 
CH4         H2S         CO2 
 0,8         0,15         0,05 
3,43        8,46         8,84 
 
 
1000 m × 1 m × 100 m 
































4.2 Résultats de simulation 
Nous allons maintenant étudier les résultats obtenus avec le modèle numérique 2D présenté 
précédemment. Nous regarderons l’évolution temporelle de la pression partielle de chacun des gaz à 
travers deux coupes verticales situées à l’entrée et à la sortie du de la partie gaz du réservoir ainsi que 
celle des concentrations des gaz dissous à différents points (x = 200, 400, 600, 800 et 1000 m) au 
sommet de l’aquifère (Figure 4.3). Puis nous nous intéresserons à la distribution finale de la 
composition relative dans le réservoir engendrée par le lessivage préférentiel de l'H2S.  
 
Figure 4.3 : Schéma présentant les deux coupes verticales et points à travers lesquels l'évolution 
temporelle de la pression partielle des gaz CH4, H2S et CO2 et de la concentration des gaz dissous sera 
étudiée dans les parties suivantes.  
Au sein d’un réservoir, la création d’hétérogénéités compositionnelles liée à la présence d’un 
aquifère actif est contrôlée par : 
 le transport aqueux, qui assure l’export des gaz dissous à l’extérieur du réservoir et 
permet ainsi la dissolution permanente des gaz dans l’eau de l’aquifère,  
 le transport gazeux qui renouvelle les gaz dissous à l’interface et étend l’appauvrissement 
de l’H2S à toute la structure, 
 La dissolution préférentielle des gaz acides, et tout particulièrement celle de l’H2S, qui 
modifie la composition relative de la phase gazeuse. 
4.2.1 Transport aqueux et gazeux 
Dans les conditions initiales, le gaz et l'eau de l'aquifère ne sont pas à l'équilibre 
thermodynamique (aucun gaz dissous dans l'aquifère). Nous observons ainsi, au cours des premières 
années (t < temps de traversée de l'aquifère), une augmentation rapide de la concentration en gaz 
dissous dans l'aquifère (Figure 4.4) ainsi qu'une diminution de la pression partielle à l'interface plus ou 
moins importante (courbe rouge, Figure 4.5, Figure 4.6, Figure 4.7). Au niveau du contact, la pression 
partielle des gaz CH4, H2S, et CO2 chute alors respectivement de 2, 8 et 1 bar environ.  
La réduction des pressions partielles des gaz au sein du réservoir entraîne alors celle de la 
dissolution des gaz dans l'eau. La rupture de pente des courbes de concentration des gaz dissous, nette 
pour l'H2S, est à l'inverse faible dans le cas du CH4. La dissolution de ce dernier est en effet si faible et 
sa pression partielle si forte, que la concentration en CH4 dissous au cours du temps ne diminue que 




très légèrement. Le CO2, avec sa solubilité intermédiaire entre l’H2S et le CH4, suit la tendance de 
l'H2S dans une moindre mesure. 
 
Puisque le flux de gaz transféré en phase aqueuse diminue à mesure que l'eau se charge en gaz 
dissous, l'efficacité du lessivage diminue de l'amont vers l'aval de l'aquifère. Ainsi, au cours de la 
simulation, la réduction de la pression partielle des gaz est plus importante à l'amont de l'aquifère qu'à 
l'aval. Cette différence de solubilité le long de l'interface est cependant amenée à évoluer au cours du 
temps, car la forte réduction de la pression partielle des gaz à l’entrée du réservoir entraîne alors une 
baisse plus importante de la dissolution des gaz dans cette zone qu'à l'aval de l'aquifère. 
 
Tout au long de son passage dans l'aquifère, l'eau tend à atteindre l'équilibre thermodynamique 
avec la partie gaz et se charge ainsi progressivement en gaz dissous. Dans cette étude, le temps 
nécessaire pour arriver à l’équilibre est supérieur au temps de traversée de l’eau dans l’aquifère. En 
effet, à l'équilibre (calculé avec Best), les concentrations des gaz CH4, H2S, et CO2 dissous sont 
respectivement de 0,089, 0,47 et 0,053 mol/kg d’eau, alors qu’elles ne sont ici, que de 0,084, 0,38 et 
0,046 mol/kg d’eau à leur maximum (x = 1000 m et t = 6300 ans). 
4.2.2 Distribution spatiale des gaz 
Au cours des 100 000 ans de simulation, l’hydrodynamisme de l'aquifère a permis d’évacuer 
respectivement 3, 46 et 21 % des gaz CH4, H2S et CO2 présents initialement dans le réservoir. La 
dissolution préférentielle des gaz acides dans l’eau comparée à celle du méthane entraîne alors 
l’évolution de la composition relative. Nous remarquons qu’à la fin de la simulation, la fraction 
molaire de chaque espèce évolue le long d’une droite (flèche rouge, Figure 4.8) s’initiant au niveau de 
la zone la plus fortement appauvrie en H2S, à l'entrée du réservoir et au dessus du contact, vers la zone 
moins affectée par le lessivage située à l’opposé, à la sortie et au sommet du réservoir. Le long de cet 
axe, la fraction molaire varie ainsi respectivement de 92 à 85 % pour le CH4, de 5 à 11 % pour l’H2S et 













Figure 4.4 : Évolution temporelle de la concentration en gaz dissous CH4, H2S et CO2 dans la 
cellule juste en dessous de l'interface (z = 95 m). 








Figure 4.5 : Évolution temporelle de la pression partielle du CH4 sur une coupe verticale à l’entrée 













Figure 4.6 : Évolution temporelle de la pression partielle du H2S sur une coupe verticale à l’entrée 












Figure 4.7 : Évolution temporelle de la pression partielle du CO2 sur une coupe verticale à l’entrée 





















4.3 Étude de sensibilité 
La simulation précédente a permis d’illustrer et détailler le rôle de l'hydrodynamisme dans la 
création d’un gradient compositionnel au sein d’un réservoir. L’évolution spatiale et temporelle de la 
composition relative des espèces gazeuses est cependant propre à la valeur des paramètres que nous 
avons choisie dans notre simulation: transport aqueux (dispersion hydrodynamique, hauteur de 
l’aquifère, et vitesse d’écoulement), transport gazeux (coefficient de diffusion moléculaire), et 
géométrie du réservoir (rapport surface de contact/hauteur de réservoir).  
Nous présentons dans cette partie, une étude de sensibilité permettant d’appréhender l’effet de ces 
paramètres sur le taux de lessivage de l’H2S ainsi que sur la distribution spatiale de celui-ci. L’étude 
est organisée autour du cas de référence présenté ci-dessus, dans lequel les paramètres ont été testés 
indépendamment. 
4.3.1 Effet de la dispersion hydrodynamique 
Nous allons tout d’abord regarder le rôle de la dispersion des gaz dissous dans l’aquifère sur la 
distribution finale de l’H2S gazeux et son taux de lessivage (rapport entre le nombre de moles d'H2S 
gazeux évacué sur le nombre de moles d'H2S gazeux initial). Nous avons réalisé pour cela, deux cas de 
simulation : 
Cas de référence : Dispersivité de 1 m, 
Cas 1 : Dispersivité de 5 m, 
Cas 2 : Dispersivité de 0,2 m.  
 
La dispersion hydrodynamique assure le transfert des gaz dissous, de l’interface à toute la hauteur 
de l’aquifère. Dans le cas 1, l’H2S dissous à l’interface se disperse plus rapidement sur toute la hauteur 
de l’aquifère. L’eau arrivant à l’aval de l’aquifère, au niveau du contact gaz/eau, est alors moins 
chargée en H2S dissous que dans le cas de référence, et peut donc dissoudre plus de gaz dans cette 
zone. Puisque la différence de solubilité des gaz le long de l’interface est plus faible dans ce cas, le 
gradient de concentration de l’H2S gazeux observé entre l’amont et l’aval du réservoir est moins 
important. D’autre part, grâce à une dissolution optimale des gaz, l’aquifère actif a évacué, à la fin de 
la simulation 56 % de l’H2S gazeux initial contre 46 % dans le cas de référence. 
A l’inverse, dans le second cas de simulation, la réduction de la dispersivité entraîne la saturation 
plus rapide des gaz dissous à l’interface et limite donc le transfert des gaz vers l’aquifère. 
L’évacuation de l’H2S tombe alors à 41 %. La différence des concentrations de l’H2S gazeux entre 
l’amont et l’aval du réservoir est de plus, davantage accentuée dans ce cas. 
 






Figure 4.9 : Évolution temporelle de la concentration en H2S dissous dans les mailles situées juste 
en dessous de l'interface (z = 95 m) pour x = 200 m (vert), 400 m (bleu), 600 m (rose), 800 m (cyan), 
1000 m (noir), pour une dispersivité hydrodynamique de : 5 m (haut), et 0,2 m (bas). 
 
 
Figure 4.10 : Pourcentage de moles d’H2S(g) lessivé à t = 100 000 ans, en fonction de la 
dispersivité.  
 







Figure 4.11 : Distribution spatiale de la fraction molaire de l’H2S(g) à t = 100 000 ans, pour des 
dispersivités de 5 m (haut) et 0,2 m (bas). 
4.3.2 Effet de la hauteur de l’aquifère 
Nous allons maintenant étudier l’impact de la hauteur de l’aquifère sur le lessivage de l'H2S. Deux 
simulations complémentaires ont été réalisées : 
Cas de référence : hauteur de l’aquifère de 100 m, 
Cas 1 : hauteur de l’aquifère de 150 m, 
Cas 2 : hauteur de l’aquifère de 50 m.  
 
Puisque l’augmentation de la profondeur de l’aquifère offre un volume d’eau plus important pour 
la dispersion des gaz dissous, la dissolution des gaz devrait être supérieure dans le cas 1. Nous 
constatons pourtant que l’extension de la hauteur de l’aquifère dans ce cas n’améliore pas le taux de 
lessivage des gaz par rapport au cas de référence. En effet, ce dernier est aussi de 46 % à 105 ans. La 
hauteur de l’aquifère n’est donc pas un facteur limitant dans la simulation de base. 
Avec un aquifère de faible profondeur (cas 2), la colonne d’eau, rapidement saturée en gaz 
dissous limite la dissolution des gaz plus en aval. Dans ce cas, l'intensité du gradient compositionnel 




est légèrement moins importante que celle décrite dans le cas de référence et le taux d’évacuation de 
l’H2S est de 45 % à la fin de la simulation. 
 
Ces résultats permettent de conclure que dans notre cas de référence, une hauteur d’eau de 50 m 
suffit déjà à évacuer efficacement les gaz dissous. La dispervité de 1 m constitue donc ici, le facteur 




Figure 4.12 : Évolution temporelle de la concentration en H2S dissous dans les mailles situées juste 
en dessous de l'interface (z = 95 m),pour x = 200 m (vert), 400 m (bleu), 600 m (rose), 800 m (cyan), 
1000 m (noir), pour une hauteur de l’aquifère de : 150 m (haut), et 50 m (bas). 










Figure 4.14 : Distribution spatiale de la fraction molaire de l’H2S(g) à t = 100 000 ans, pour des 
hauteurs d'aquifère de 150 m (haut) et 50 m (bas). 




4.3.3 Effet de la vitesse de l’aquifère 
La valeur de la vitesse peut être modifiée en faisant varier soit la conductivité hydraulique soit le 
gradient de charge. Comme l'inclinaison du contact gaz-aquifère peut aussi avoir un effet sur la 
dissolution des gaz à cause de l’évolution des conditions de pression et température le long de 
l’interface (Cf.6.2.2), nous étudierons ici uniquement l'effet des conductivités hydrauliques sur le 
lessivage des gaz : 
Cas de référence : Conductivité hydraulique de 1.10-6 m/s (k ≈ 100 mD), 
Cas 1: Conductivité hydraulique de 5.10-6 m/s (k ≈ 500 mD), 
Cas 2: Conductivité hydraulique de 5.10-7 m/s (k ≈ 50 mD).  
 
Dans le cas 1, le lessivage des gaz est fortement amélioré. Plus de 75 % de l’H2S gazeux a été 
balayé par l’aquifère, contre 46 % dans le cas de référence. En effet, le renouvellement plus rapide de 
l’eau dans l’aquifère améliore la dissolution des gaz et accélère l’évacuation des gaz dissous. 
En outre, la réduction du temps de séjour de l’eau dans l’aquifère (1300 ans) liée à l’augmentation 
de la vitesse d'écoulement, limite la période de mise à l’équilibre thermodynamique des deux phases 
aqueuse et gazeuse. Comme les concentrations d’H2S dissous à l’interface sont plus faibles, le flux de 
matière transféré du réservoir vers l'aquifère est davantage homogène le long du contact.  
A l’inverse, dans le cas 2, le volume d’eau traversant l’aquifère au cours de la simulation est si 
faible que seul 35 % de l'H2S est évacué. La réduction de la vitesse d’écoulement laisse plus de temps 
aux phases aqueuse et gazeuse pour s’équilibrer, l’eau arrivant alors à l’aval de l’aquifère se trouve 
déjà saturée. La dissolution préférentielle des gaz à l’amont de l’aquifère engendre ainsi une 
distribution de l’H2S gazeux plus contrastée au sein du réservoir.   
Sur la Figure 4.16, nous remarquons que le nombre de mole d’H2S évacué au cours du lessivage 
semble atteindre un plateau avec l’augmentation de la conductivité hydraulique. En fait, à ce stade, la 
vitesse d’écoulement devient si importante que la dissolution des gaz dans l’eau est alors limitée par le 
renouvellement des gaz à l’interface lié au transport diffusif côté réservoir.  
 
Ces résultats montrent que la vitesse de l’aquifère a un réel impact sur le taux d’évacuation de 
l’H2S. Ce paramètre a d’autre part, un léger effet sur la distribution des gaz : plus la vitesse de 
l’aquifère est élevée, plus l'amplitude du gradient compositionnel est faible, et plus l’évacuation 
globale de l’H2S est grande. 
 






Figure 4.15 : Évolution temporelle de la concentration en H2S dissous dans les mailles situées juste 
au dessous de l'interface (z = 95 m), pour x = 200 m (vert), 400 m (bleu), 600 m (rose), 800 m (cyan), 
1000 m (noir), pour des conductivités hydrauliques de : 5.10-06 m/s (haut), et 5.10-07 m/s (bas).  
 
Figure 4.16 : Pourcentage de moles d’H2S(g) lessivé à t = 100 000 ans en fonction de la 
conductivité hydraulique. 






Figure 4.17 : Distribution spatiale de la fraction molaire de l’H2S(g) à t = 100 000 ans, pour des 
conductivités hydrauliques de : 5.10-06 m/s (haut) et 5.10-07 m/s (bas). 
4.3.4 Effet du transport diffusif gazeux 
Nous présentons dans cette partie, l'impact du coefficient de diffusion moléculaire sur la 
distribution des gaz au sein du réservoir. Nous comparerons les cas suivants : 
Cas de référence : coefficients de diffusion moléculaire de 5.10-8 m/s, 
Cas 1: coefficients de diffusion moléculaire de 1.10-7 m/s, 
Cas 2: coefficients de diffusion moléculaire de 1.10-8 m/s. 
 
Dans le cas 1, l'H2S évacué au niveau du contact gaz-eau est très rapidement remplacé grâce à un 
coefficient de diffusion gazeux élevé. Cela permet une dissolution optimale du gaz tout au long de la 
simulation. D'autre part, le transport diffusif des gaz plus élevé dans ce cas, tend à homogénéiser les 
concentrations en H2S au sein de la partie gaz. Ainsi à la fin de la simulation, l'intensité du gradient 
compositionnel de l’H2S gazeux est amoindrie par rapport au cas de référence. Malgré l’augmentation 
du coefficient de diffusion du gaz, le pourcentage d’H2S lessivé est à peine plus élevé (49 %) que celui 
observé dans le cas de base, 46 %. Dans la simulation de référence, le processus de lessivage de l'H2S 
est en fait, peu sensible aux coefficients de diffusion car le facteur limitant est la condition limite à 
l'interface gaz/eau qui est conditionnée par la vitesse d’écoulement de l'aquifère. Ce constat est propre 
aux paramètres choisis dans le cas de référence. Le transport gazeux pourrait en effet devenir un 




facteur limitant si la vitesse d’écoulement était plus importante (Cf. 4.3.3) ou la géométrie différente 
(Cf. 4.3.5). 
A l’inverse, dans le second cas, l'H2S gazeux balayé à l'interface au cours du lessivage est 
difficilement renouvelé à cause du faible coefficient de diffusion gazeux. La pression partielle du gaz 
dans cette zone chute alors et engendre une forte diminution du taux de dissolution. Le pourcentage 
d'évacuation de l'H2S gazeux à la fin de la simulation est ainsi de seulement 32 %. Dans ce cas, le 




Figure 4.18 : Évolution temporelle de la concentration en H2S dissous dans les mailles situées juste 
en dessous de l'interface (z = 95 m), pour x = 200 m (vert), 400 m (bleu), 600 m (rose), 800 m (cyan), 
1000 m (noir), pour des coefficients de diffusion moléculaire gazeux de : 1.10-07 m/s (haut), et 1.10-08 
m/s (bas). 






Figure 4.19 : Distribution spatiale de la fraction molaire de l’H2S(g) à t = 100 000 ans, pour des 
coefficients de diffusion moléculaire gazeux de 1.10-07 m/s (haut) et 1.10-08 m/s (bas). 
 
Figure 4.20 : Pourcentage de moles d’H2S(g) lessivé à t = 100 000 ans en fonction du coefficient de 
diffusion moléculaire gazeux. 




4.3.5 Effet de la géométrie 
Regardons maintenant l'effet de la géométrie du réservoir sur la distribution de l'H2S ainsi que sur 
le taux de lessivage. Nous étudierons ici plus particulièrement l'impact du rapport hauteur de colonne 
de gaz / longueur de l'interface. Les deux cas modélisés sont les suivants : 
- Cas de référence : H/l : 0,4 (hauteur de réservoir : 400 m, longueur de l'interface : 1 km), 
- Cas 1 : H/l : 0,2 (hauteur de réservoir : 300 m, longueur de l'interface : 2 km), 
- Cas 2 : H/l : 1,6 (hauteur de réservoir : 900 m, longueur de l'interface : 0,5 km). 
Le volume de gaz, dans les deux cas est le même que celui dans le cas de référence. 
 
Dans le premier cas, la faible hauteur de colonne de gaz est rapidement lessivée en amont de 
l'aquifère alors qu’à l'aval, l'eau déjà saturée en H2S dissous limite la dissolution des gaz dans cette 
zone. Nous observons ainsi un fort gradient horizontal de concentration en H2S. Le rapport H/l est 
dans ce cas optimal pour la dissolution des gaz et permet de lessiver jusqu’à 63 % d’H2S. 
Dans le second cas, la tendance est inversée. Comme la longueur de l'aquifère n'est pas très 
importante, il y a peu de différence de lessivage des gaz entre l'amont et l'aval du réservoir. Avec cette 
géométrie, l’évacuation des gaz est fortement contrôlée par le transport diffusif au sein de la colonne 
de gaz. Ici, la composition relative des gaz est modifiée seulement sur les 400 premiers mètres au-
dessus de l’aquifère, le pourcentage molaire d'H2S alors lessivé est de seulement 39 %.  
 
Ces deux simulations montrent l’importance du rapport H/l quant à l’efficacité du lessivage de 
l’H2S. Plus la surface de contact entre le volume gazeux et l’aquifère est important et plus l’évacuation 
des gaz est élevée. De ce fait, l’influence du rapport H/l sur les hétérogénéités compositionnelles est 
considérable. 
4.3.6 Résumé de l’étude 
Cette étude de sensibilité nous a permis d'appréhender les différents paramètres qui influencent le 
taux de lessivage de l'H2S dans la simulation de référence. Il apparait ici que ce processus est limité, 
par ordre croissant d'importance, par : 
Le renouvellement des gaz à l'interface (transport diffusif gazeux) < la quantité de gaz dissous 
dans l'aquifère (hauteur de l'aquifère et dispersion hydrodynamique) < la vitesse d'évacuation des gaz 
dissous (vitesse de l'aquifère). 
 
Le coefficient de diffusion moléculaire gazeux est responsable du renouvellement des gaz dissous 
à l’interface. Ainsi, plus ce coefficient est important, plus le transfert des gaz vers l’aquifère est élevé. 
L’augmentation de ce paramètre dans notre étude n’entraîne cependant qu’une très faible amélioration 
du lessivage. Cette variable ne constitue donc pas un facteur limitant à l’évacuation des gaz avec le 
rapport H/L de la simulation de référence.  
D'autre part, la hausse de ce coefficient tend à homogénéiser les concentrations de l'H2S au sein de 
la partie gaz. 
 






Figure 4.21 : Évolution temporelle de la concentration en H2S dissous dans les mailles situées juste 
au dessous de l'interface (z = 95 m), pour le rapport H/l : 0,2 (haut) avec x = 400 m (vert), 800 m 
(bleu), 12000 m (rose), 1600 m (cyan), 2000 m (noir). Pour le rapport H/l : 1,6 (bas), avec x = 100 m 
(vert), 200 m (bleu), 300 m (rose), 400 m (cyan), 500 m (noir), (bas).   
 
Figure 4.22 : Pourcentage de moles d’H2S(g) lessivé à t = 100 000 ans en fonction du rapport H/l. 
 







Figure 4.23 : Distribution spatiale de la fraction molaire de l’ H2S (g) à t = 100 000 ans, pour des 
rapports H/l de 0,2 (haut) et 1,6 (bas). 
La hauteur de l’aquifère défini le volume d’eau disponible pour transporter les gaz dissous. Plus 
ce paramètre est important et plus la quantité de gaz dissous peut être élevée. L'impact de ce paramètre 
est cependant dépendant de la dispersivité qui contrôle la capacité des espèces dissoutes à se répandre 
dans une colonne d’eau. Lorsque la dispersion hydrodynamique est élevée, le gaz dissous à l’interface 
se propage plus facilement vers les profondeurs et facilite ainsi la dissolution des gaz dans l’eau. Dans 
la simulation de référence, la dispersivité représente un facteur limitant pour le transport des gaz 
dissous. Nous avons en effet constaté qu’avec un aquifère de 50 m de hauteur, la quantité d’H2S 
évacuée était similaire à celle évacuée dans le cas de référence.  
Lorsque ces deux paramètres sont élevés, la dissolution des gaz est plus homogène le long de 
l'interface. Le gradient de concentration de l'H2S au sein de la partie gaz est ainsi réduit par rapport au 
cas de référence. 
 
La vitesse d’écoulement de l’eau contrôle l’intensité d’évacuation des gaz dissous. Dans cette 
étude, nous avons vu que l'augmentation de ce paramètre entrainait une nette accélération du lessivage 




des gaz. La vitesse d'écoulement dans la simulation de base est de loin le facteur le plus restrictif à 
l'élimination de l'H2S.  
Nous avons vu de plus, que l’augmentation de ce paramètre réduisait l'écart de dissolution des gaz 
entre l’amont et l’aval de l’aquifère et par conséquent, les hétérogénéités de l'H2S au sein du réservoir. 
 
Dans un dernier point, nous avons étudié l’effet de la surface de contact entre le volume de gaz et 
l’aquifère par le biais du rapport hauteur de colonne de gaz / longueur de l’interface. Lorsque ce 
rapport est élevé, la surface de contact restreinte limite le transfert des gaz vers l’aquifère, le taux 
d’évacuation de l’H2S est alors très faible. Comme nous l’avons spécifié précédemment, avec le 
rapport H/L défini dans la simulation de référence, le transport diffusif gazeux ne représentait pas un 
facteur limitant au lessivage. Par contre, avec l’augmentation de ce rapport et donc l’augmentation de 
la distance à parcourir par la diffusion, le transport des gaz devient alors un mécanisme limitant.  
Cette étude a ainsi permis de mettre en lumière l'importance du rapport H/L sur le taux de 
lessivage de l’H2S et la distribution des compositions. 
Selon la valeur du rapport, le gradient compositionnel de gaz acide peut avoir une direction 
privilégiée verticale de l'interface au sommet du réservoir (rapport élevé) ou horizontale de l'amont 






5 Chapitre 5. Vers un cas géologique 
Dans ce chapitre, nous présentons les caractéristiques (géomorphologiques et géologiques) des 
réservoirs pétroliers capables de modifier le taux d’évacuation de l'H2S et sa distribution spatiale. 
Nous verrons ainsi dans un premier temps qu’il existe deux types d’aquifère dont la différence 
fondamentale est relative à la surface spécifique de contact gaz/aquifère. Nous comparerons alors les 
résultats de simulations obtenus pour chaque aquifère. Puis dans une dernière partie, nous étudierons 
l'impact des hétérogénéités des propriétés pétrographiques sur le lessivage. 
5.1 Cadre géomorphologique 
5.1.1 Type d’aquifère 
Les réservoirs géologiques peuvent être traversés par deux types d’aquifère : 
- aquifère de fond (Figure 5.1) : le contact avec la bulle de gaz a lieu sur toute l’étendue du 
réservoir, 
- aquifère latéral (Figure 5.2) : la remontée du toit de la structure géologique imperméable sous-
jacente oblige l’aquifère à contourner cette dernière. La surface de contact entre l’eau de 
l’aquifère et la phase gazeuse est ainsi limitée aux contours du gisement.  


Figure 5.1 : Coupe longitudinale d’un réservoir et d'un aquifère de fond (haut). Projection de la 
surface de contact (bas). 








Figure 5.2 : Coupe longitudinale d’un réservoir et d’un aquifère latéral (haut). Projection de la 
surface de contact (bas). 
5.1.2 Surface spécifique de contact 
Nous allons étudier à l’aide de coupes longitudinales simplifiées modélisées avec le logiciel Hytec, 
quelles peuvent être les différences relatives à l’évacuation de l’H2S entre ces deux types d’aquifère. 
La coupe schématique d’un réservoir traversé par un aquifère de fond sera représentée ici par le 
modèle qui a été exposé dans le chapitre précédent (cas de référence). Concernant l’aquifère latéral, la 
modélisation est moins évidente car l’écoulement de l’eau circulant dans l’aquifère peut être réalisé 
uniquement avec un modèle 3D. Pour simplifier le problème, nous présenterons le même modèle que 
celui du cas de référence du chapitre précédent en y ajoutant une barrière imperméable (transport 
diffusif gazeux nul) de 400 m de long au niveau de l’interface, de façon à réduire la surface spécifique 
de contact entre le gaz et l’eau. Cette simulation 2D reste cependant très sommaire car l’eau rejoignant 
l’aval de l’aquifère après avoir circulée sous la zone imperméable n’est pas représentative de la réalité. 
En effet, l’eau s’écoulant au sein de l’aquifère est normalement, toujours en contact avec les bords de 
la bulle de gaz et devrait ainsi arriver à l’aval de l’aquifère encore plus chargée en gaz dissous que ce 
qui est modélisé. Cette approche permet néanmoins d’avoir un premier aperçu de l’importance de la 
surface spécifique sur le balayage des gaz par un aquifère actif.  
 
Après 100 000 ans de simulation, la distribution de la fraction molaire de l'H2S dans les deux cas 
est assez différente (Figure 5.3). Ce constat est lié au fait que le volume gazeux situé au-dessus de la 
surface imperméable ne peut pas être lessivé directement par l’aquifère. La barrière impose en effet, 
un flux de transfert nul du gaz vers l'aquifère. La réduction de la fraction molaire de l'H2S dans cette 
partie est donc très inférieure à celle observée dans le cas de référence. Les zones situées à l'amont et à 
l'aval de l'aquifère (contact direct gaz/eau) sont quant à elles légèrement moins lessivées que dans le 
cas de base car toujours alimentées en H2S par la partie centrale.




réduction de la surface de contact. Ces résultats rejoignent ceux obtenus dans l’étude de sensibilité 
concernant l’importance du rapport H/l du réservoir. La surface de contact entre l’aquifère et la phase 
gazeuse a une importance capitale dans le processus de lessivage tant du point de vue du taux 
d’évacuation que de la distribution de la composition relative de l'H2S. Nous allons étudier plus en 
détail dans les deux prochaines parties, l’effet de chacun de ces aquifères sur le lessivage dans des 




     
Figure 5.3 : Distribution spatiale de l’H2S après 100 000 ans de simulation, d'une coupe 
longitudinale d'un réservoir de gaz traversé par un aquifère de fond, cas de référence (haut), un 
aquifère latéral, cas de référence + barrière imperméable de 400 m de long au niveau du contact (bas). 
Barrière imperméable 





5.2 Aquifère de fond (modèle 2D) 
5.2.1 Description du réservoir 
Le réservoir, encadré par deux couches parfaitement imperméables, s'étend sur une longueur de 
20  km et une hauteur de 150 m (Figure 5.4). Le modèle est découpé en 400 × 1 × 60 cellules, soit des 
mailles de 50 m de long et 5 m de hauteur. Les propriétés du réservoir et des fluides sont les mêmes 
que celles décrites dans le chapitre précédent (Cf. 4.1).  
Dans la structure, l’épaisseur de l’aquifère évolue entre 75 m (au niveau du sommet du réservoir) 
et 145 m (entrée et sortie d’eau). Cette géométrie variable implique que les vitesses d’écoulement de 
l'eau ne sont pas uniformes sur toute la longueur de l’aquifère (Figure 5.5) et varient entre 0,16 et 
0,43 m/an. Le temps de résidence de l'eau dans l’aquifère est d’environ 70 000 ans. A la fin de la 
simulation (20 000 ans), l’eau aura progressé de 4 km environ dans l’aquifère, soit un cinquième de la 
longueur totale du système. Dans cette simulation, l'inclinaison du plan d’eau est de 0,5 %, soit une 
variation de 100 m sur 20 km. Pour des gradients moyens de température de 30°C/km et de pression 
de 2 bar/100 m (calculé à partir de la densité du mélange gazeux de 210 kg/m3 donné par le logiciel 
Best dans les conditions de notre étude), les variations de pression et température le long de l’interface 
n'engendrent pas de réels changements concernant la solubilité des gaz (Figure 6.6). Nous négligerons 
ainsi le gradient géothermique dans notre modèle. 
Avant de présenter les résultats, nous tenons à rappeler que les échelles utilisées pour représenter 
les axes horizontaux et verticaux ne sont pas similaires. En effet, ces dernières sont respectivement de 
1/10 000 et 1/100 000 environ. D’autre part, la taille des cellules sur l’axe longitudinal est dix fois plus 
élevée que sur l’axe vertical. Ces deux informations sont importantes pour appréhender au mieux les 
fronts de concentrations et pressions partielles de l’H2S qui pourront paraître franchement verticaux 
dans certaines simulations. 
5.2.2 Résultats 
Sur les premières années de simulation (Figure 5.6 et Figure 5.8), nous observons principalement 
la mise à l’équilibre thermodynamique des phases entre la partie gaz et l’aquifère. La pression partielle 
de l’H2S diminue donc au niveau de l'interface. A cet instant, le gradient de concentration de l'H2S est 
vertical, de l’interface vers le toit du réservoir. Après 5 000 ans de simulation, nous commençons à 
voir apparaitre les effets de l’aquifère actif avec un appauvrissement plus important de l'H2S vers 
l’entrée de l’aquifère.  
Nous constatons d’autre part, que les effets du lessivage de l'H2S par l’aquifère sont plus rapidement 
visibles dans les zones de faibles hauteurs de réservoir (amont et aval du réservoir). Cependant, après 
15 000 ans de simulation, la pression partielle de l’H2S qui avait diminué plus rapidement à l'aval du 
réservoir que dans la partie centrale augmente progressivement (traits gris sur Figure 5.7 et Figure 
5.9). En fait, l’introduction d’une eau riche en H2S dissous dans cette région du réservoir déjà très 
appauvrie en gaz acides, provoque le dégazage de l'H2S et c'est pourquoi, nous observons un 
enrichissement de ce gaz dans cette partie du réservoir. 
Après 20 000 de simulation, 39 % molaire de l’H2S gazeux initial a été dissous dans l’aquifère. 
Par contre, la quantité de gaz évacué du système est encore faible puisqu'un cinquième seulement du 




L’évacuation complète de l'H2S au sein de cette structure géologique est obtenue au bout de 
150 000 ans environ avec Hytec. Cet ordre de grandeur semble compatible avec les hypothèses 
géologiques faites sur l'historique de telles formations. N’oublions pas cependant, qu’avec le modèle 
utilisé dans ce travail, la durée de lessivage de l’H2S est optimale (Cf. 3.3.5). Des processus 
secondaires (Cf. 6.2) non modélisés avec notre logiciel pourraient d’autre part modifier la vitesse de 
lessivage du gaz. 






Figure 5.4 : Dimension du réservoir modélisé avec le logiciel Hytec. 
 
Figure 5.5 : Vitesse de Darcy dans l’aquifère. 
Aquifère  
Gaz 
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Figure 5.6 : Évolution spatiale de la concentration en H2S aqueux dans l’eau de l’aquifère et du réservoir à t : 0, 1 000 et 5 000 ans. 









Figure 5.7 : Évolution spatiale de la concentration en H2S aqueux dans l’eau de l’aquifère et du réservoir à t : 10 000, 15 000 et 20 000 ans. 
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Figure 5.8 : Distribution de la pression partielle de l’H2S au sein du réservoir à t : 0, 1 000 et 5 000 ans. 









Figure 5.9 : Distribution de la pression partielle de l’H2S au sein du réservoir à t : 10 000, 15 000 et 20 000 ans. 
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Figure 5.10 : Distribution de la fraction molaire du CH4, H2S et CO2 au sein du réservoir à la fin de la simulation (20 000 ans). 





5.2.3 Effet de la géologie   
Les réservoirs susceptibles de contenir les plus fortes concentrations en H2S sont généralement 
des réservoirs carbonatés : présence d’anhydrite pour la BSR et la TSR (Cf.1.2.1), pauvre en cations 
métallique évitant la précipitation des minéraux sulfurés (Cf.1.4.1). Ces réservoirs sont généralement 
caractérisés par d’importantes hétérogénéités de porosité et perméabilité, tant à l’échelle du réservoir 
qu'à l'échelle du pore. Ces larges variations peuvent être liées aux différents environnements de 
dépôts, aux processus diagénétiques (cimentation, dissolution, compaction et dolomitisation) et à des 
événements tectoniques. 
Des zones de cimentation préférentielle peuvent se développer dans les carbonates et engendrer 
des barrières subhorizontales imperméables très importantes et provoquer la création de 
compartiments au sein du réservoir. A l'inverse, les couloirs de fracturations peuvent avoir une 
perméabilité mille fois supérieure à celle de la roche encaissante et ainsi constituer des chemins 
préférentiels pour la circulation des fluides. Ces couloirs définissent un ensemble de fractures 
tabulaires sub-verticales associé à des failles ou failles naissantes. De tels couloirs peuvent s’étendre 
sur plusieurs dizaines à centaines de mètres en épaisseur et hauteur et sur quelques kilomètres de long.  
 
Barrières imperméables subhorizontales 
Nous regarderons dans cette partie, le rôle des barrières imperméables sur le taux d'évacuation de 
l'H2S et sa distribution spatiale. Pour cela, nous partirons du réservoir décrit dans le point 5.2.1 et y 
ajouterons deux barrières subhorizontales imperméables de 5 et 7,5 km de long de faible porosité 
(5 %), dans lesquels le coefficient de diffusion gazeux (Dg : 10-20 m2/s) est tel qu’il freine entièrement 
le passage des gaz (Figure 5.11).  
Après 20 000 ans de simulation, nous remarquons que la fraction molaire de l’H2S située dans les 
zones sus-jacentes aux barrières imperméables n’a pratiquement pas évoluée excepté aux extrémités 
de chacune des séparations. En fait, les distances à parcourir par le transport diffusif dans ces parties 
sont d’un ordre de grandeur bien supérieur au reste du réservoir. En effet, la distance verticale 
maximum à parcourir dans le réservoir est de 75 m alors que dans ces deux zones protégées, la 
distance horizontale est de 2,5 à 4 km (= longueurs des barrières imperméables/2, car il y a deux 
extrémités). Comme la distance caractéristique de diffusion sur 20 000 ans est d’environ 180 m dans 
les conditions de notre étude, seule la première centaine de mètres de ces zones peut être affectée par 
le lessivage (c'est-à-dire 4 mailles environ). 
A la fin de la simulation, la répartition de la composition relative de l’H2S au sein du réservoir, à 
l’exception de la région où se trouvent les barrières imperméables, est similaire à celle présentée dans 
le cas de référence. La zone où les couches imperméables sont présentes peut être coupée en deux : 
- la partie inférieure en contact direct avec l’eau de l’aquifère, plus lessivée que dans le cas de 
base,  
- la partie supérieure, dans laquelle les concentrations en gaz n’ont pas évolué.  
 
La présence de barrières imperméables dans le réservoir réduit la hauteur de la colonne de gaz 
sous ces couches géologiques. Dans la partie sous-jacente aux barrières, l’H2S non ré-alimenté par le 
gaz du dessus est par conséquent épuisé plus rapidement que dans le cas de référence. A ce stade de la 
simulation, cela permet alors de compenser avec le volume d'H2S protégé au-dessus des barrières. A la 
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fin de la modélisation, le taux d’évacuation de l’H2S est en effet similaire à celui obtenu dans le 
premier cas.  
En revanche, si nous prolongions la durée de simulation à 150 000 ans (durée nécessaire au 
lessivage complet des gaz dans le premier cas) nous observerions deux zones distinctes avec la zone 
sus-jacente aux barrières encore riche en H2S et le reste de la partie gaz entièrement appauvri.   
 
Drains verticaux 
Nous nous intéresserons ici à l'impact de drains perméables verticaux (couloirs de fracturations) 
sur le lessivage de l’H2S. Dans cette nouvelle simulation (Figure 5.12), nous ajoutons ainsi au modèle 
précédent, deux drains verticaux propices au transport diffusif (Dg,drains = 10-6 m2/s = 20 × Dg,réservoir) et 
traversant les barrières imperméables. Ces derniers font ainsi le lien entre la zone inférieure lessivée et 
la zone supérieure riche en H2S.  
Nous observons dans ce nouveau cas, que le transport diffusif à travers ces drains permet de 
diminuer localement (cent premiers mètres autours des drains) la fraction molaire de l’H2S. La 
création d’un fort gradient vertical de pression et de densité, lié aux hétérogénéités de composition du 
gaz dans ces drains verticaux pourrait engendrer l’écoulement de la phase gazeuse et ainsi améliorer la 
vitesse de transport. Ces mécanismes non pris en compte dans les simulations seront abordés dans le 
chapitre discussion.  













Figure 5.12 : Présentation du réservoir avec deux barrières imperméables et deux drains perméables. 
Barrières imperméables 
Barrières imperméables Drains perméables 
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Figure 5.13 : Distribution de la fraction molaire de l’H2S au sein du réservoir à la fin de la simulation (20 000 ans) pour le cas de base (haut), cas avec 
deux barrières horizontales (milieu) et le cas avec deux barrières horizontales + 2 drains verticaux perméables. 






5.3 Aquifère latéral (modèle 3D) 
Regardons maintenant la distribution de la concentration de l’H2S dans un réservoir traversé par 
un aquifère actif latéral. Pour modéliser l’hydrodynamisme de cet aquifère, nous avons réalisé des 
simulations 3D avec le logiciel Hytec. 
5.3.1 Description du réservoir 
La structure géologique étudiée (partie gaz + aquifère) est une couche perméable de 100 m de 
hauteur s’étalant sur 10 km de long/large (Figure 5.14) et encadrée par deux couches supérieure et 
inférieure, parfaitement imperméables. Le domaine modélisé est découpé en 50 × 50 × 70 cellules, soit 
des mailles de 200 m de long/large et de 5 m de hauteur. Les propriétés du réservoir et des fluides sont 






Figure 5.14 : Vue d’ensemble de la structure 3D en gommant la zone imperméable supérieure, 
modélisée avec le logiciel Hytec. 
La remontée du toit de la couche imperméable sous-jacente contraint l’aquifère à contourner cet 
espace, d’une superficie de 13 km2 environ (Figure 5.15). La phase gazeuse située au-dessus de cette 
zone n’est alors pas en contact direct avec l’aquifère (la surface de contact entre les deux phases est 
représentée par la zone intermédiaire). La hauteur du réservoir, minime voire nulle à la périphérie du 
domaine modélisé, augmente à mesure que l’on se rapproche du sommet de la structure. 
Gaz 
Zone de transition 
Aquifère 
Entrée de l’aquifère 
Sortie de l’aquifère 
Zone imperméable 
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Figure 5.15 : Coupes longitudinales et transversales du domaine en gommant la zone 
imperméable supérieure. 
L'inclinaison de l'aquifère est de 0,5 %, soit une variation de 50 m sur 10 km. L’eau pénètre dans 
la structure sur toute la largeur de l’aquifère à x = 0 km avec une vitesse interstitielle d’écoulement 
moyenne de 0,1 m/an, et ressort sur toute la largeur du côté opposé (x = 10 km, zone violette sur la 
Figure 5.16) après 105 ans environ. Comme la hauteur et la largeur de l’aquifère sont variables dans 
l’espace, la vitesse d’écoulement variable, augmente à mesure que l’aquifère se resserre, pour atteindre 
une valeur maximale de 0,3 m/an vers x = 4 km. D’autre part, l’eau de l’aquifère circulant à proximité 
de la coupe longitudinale y = 5 km a une vitesse presque nulle.  
 
Figure 5.16 : Vue d’ensemble de la structure 3D en gommant la zone imperméable supérieure et 
le réservoir de gaz. Légende couleur, voir figure précédente. 
Entrée de l’aquifère 
Sortie de l’aquifère 
Gaz 
Zone de transition 
Aquifère 
Entrée de l’aquifère 
Sortie de l’aquifère 
Zone imperméable 





La durée de la simulation est de 106 ans, soit une durée représentant environ dix fois le temps de 
passage de l’eau dans l’aquifère. 
5.3.2 Résultats 
Regardons maintenant la distribution de la fraction molaire de l'H2S dans le réservoir, obtenue 







Figure 5.17 : Distribution de la fraction molaire de l'H2S à travers des coupes longitudinales et 
transversales du réservoir, à t = 2×105 et 106 ans.  
Après 2×105 ans de simulation, la distribution de l’H2S dans la partie gaz du réservoir suit deux 
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tendances. Nous remarquons en effet, un gradient de concentration général, orienté dans le sens de 
l’écoulement de l’aquifère, identique à celui qui a été décrit dans les précédents cas, et un deuxième 
gradient de concentration, dirigé du pourtour de l’aquifère vers le sommet du réservoir. En fait, plus 
on s’éloigne des extrémités, plus le rapport hauteur du réservoir sur hauteur d’aquifère augmente et 
donc, plus le lessivage des gaz est long.  
A la fin de la simulation, les hétérogénéités compositionnelles observées précédemment se sont 
encore plus accentuées. Les zones périphériques en contact direct avec l’aquifère (à l’exception de 
l’aval de l’aquifère, zone dans laquelle les vitesses de l’aquifère sont faibles) sont entièrement 
lessivées en H2S alors que la zone centrale distante de l’interface n’est pas affectée par ce processus. 
Puisque la distance caractéristique de diffusion parcourue en 106 ans est de 1,25 km, le front de 
diffusion des gaz n’a que très peu avancé en direction du sommet du réservoir. La distribution des 
concentrations en H2S observée à la fin de cette simulation concorde donc avec ce qui avait déjà été 
décrit dans les parties 4.3.5 et 5.1.2 concernant l'importance du rapport H/L et de la surface spécifique 
de contact sur le lessivage des gaz. 
Après 106 ans de simulation, seulement 45 % de l’H2S a été lessivé, alors que nous avions noté 
que dans le cas d’un aquifère de fond, l'H2S pouvait être évacué entièrement après 150 000 ans 
environ.  
5.4 Conclusion 
Un réservoir de gaz peut être traversé par deux types d’aquifères actifs : un aquifère de fond pour 
lequel la surface de contact avec le gaz prend place sur l’ensemble du réservoir et, un aquifère latéral 
pour lequel cette surface se limite aux contours du gisement. Comme dans les conditions de pression 
et température de notre étude, la distance caractéristique de diffusion des gaz est faible, il est important 
que la surface spécifique de contact soit grande (rapport H/l faible) pour que le volume de gaz en 
contact avec l'aquifère soit élevé. La durée nécessaire au lessivage complet de l’H2S avec un aquifère 
de fond est de l’ordre de 105 ans alors que dans le cas d’un aquifère latéral à t =106 ans, les 
concentrations en H2S au sommet du réservoir n’ont toujours pas été modifiées par le lessivage. Ce 
chapitre a ainsi permis de mettre en évidence le rôle capital de la surface spécifique de contact sur le 
lessivage et la distribution des gaz. 
La présence de larges barrières imperméables subhorizontales dans un gisement entraîne 
l’exclusion d’un important volume de gaz susceptible d’être lessivé. En effet, la distance entre 
l’interface et le sommet du réservoir, de l’ordre de la centaine de mètre, devient de l’ordre du 
kilomètre avec l’allongement du chemin diffusif dû à l’existence de telles barrières. Le lessivage des 
gaz dans cette partie du réservoir devient alors très lent étant donné le temps caractéristique de 
diffusion des gaz. Cependant, la présence de couloirs de fracturations traversant ces barrières 








6.1 Bilan de l'étude 
Pour l'industrie pétrolière, déterminer la distribution spatiale des concentrations en H2S au sein 
d'un gisement pétrolier est un enjeu capital car cette information lui permet d'optimiser l’emplacement 
des puits d’exploitation ou de dimensionner les installations de traitement de surface. Cette tache est 
pourtant loin d'être évidente car de nombreux mécanismes peuvent être conjointement à l'origine 
d'hétérogénéités compositionnelles, de la formation d'H2S (répartition spatiale des couches d'anhydrite, 
profondeur/température, présence de catalyseurs) à son élimination (présence de cations métalliques, 
hydrodynamisme de l'aquifère). Ces dernières années, de nombreuses études ont ainsi été menées sur 
la compréhension des processus de génération et d'évacuation de l'H2S dans les réservoirs pétroliers. 
Néanmoins, aucun projet de recherche publié n'a été entrepris concernant l'impact du lessivage de 
l’H2S par un aquifère actif sur la création d'hétérogénéités compositionnelles. En se basant sur la 
connaissance d'un réservoir dont la distribution en H2S semblait être liée à la présence d'un aquifère 
actif, nous avons entrepris une étude détaillée des mécanismes de contrôle du lessivage préférentiel du 
gaz. L'objectif de ce manuscrit est donc d’ajouter de nouvelles pistes de réflexion concernant la 
distribution de l'H2S au sein d'un gisement. 
 
Pour donner de la puissance aux simulations de lessivage des gaz par un aquifère actif réalisées 
avec le logiciel Hytec, nous avons tout d'abord tenté de valider notre modèle à l'aide d'une solution 
numérique développée à partir de la formulation mathématique de la solution analytique de Panfilov 
(Panfilov, 2009). Cette étude a montré qu'à partir d'un formalisme de départ commun, le transfert des 
gaz vers l'eau de l'aquifère avec Hytec était en deçà de celui obtenu avec le modèle étalon. Ce constat 
vient du fait que les deux modèles ne traitent pas la dissolution des gaz de la même manière. En effet, 
avec la solution étalon, le gaz présent à l'interface est dissous directement dans l'eau de l'aquifère 
(comme une atmosphère au contact d’une rivière), alors qu'avec le logiciel Hytec, le gaz d’une maille 
se dissout uniquement dans l’eau de la même maille. La seconde différence concerne la description 
des flux à l'interface. Nous avons alors modifié le formalisme décrit initialement dans Hytec en 
ajoutant une zone intermédiaire entre le réservoir et l'aquifère dans laquelle la teneur en eau et les 









Dans un réservoir de gaz, la création d'hétérogénéités compositionnelles par un aquifère actif est 
contrôlée par :  
- le transport aqueux qui permet d'évacuer progressivement le gaz dissous hors du réservoir et de 
dissoudre ainsi en continu l'H2S dans l'eau de l'aquifère, 
- la diffusion moléculaire du gaz qui renouvelle en permanence le gaz au niveau de l'interface et 
exporte le front d'appauvrissement du gaz acide à tout le réservoir, 
- la dissolution préférentielle de l'H2S qui influence l'évolution de la composition relative de la 
phase gazeuse. 
Une étude de sensibilité de ces mécanismes révélait que la vitesse d'écoulement de l'eau joue un 
rôle prépondérant sur l'intensité de l’évacuation de l'H2S à condition que le transport diffusif assure le 
renouvellement des gaz dissous à l'interface. Le front de concentration en H2S est alors orienté de 
l'amont (appauvri en gaz acide) vers l'aval de l'aquifère et se déplace au cours du temps, en suivant la 
direction de l'écoulement. Dans le cas où la diffusion moléculaire limite l'apport du gaz au niveau du 
contact, la zone appauvrie en H2S sera essentiellement située au niveau de l'interface sur une faible 
hauteur et l'évacuation du gaz sera alors plus faible.  
 
Dans un réservoir, la surface spécifique de contact entre la bulle de gaz et l'eau de l'aquifère joue 
également un rôle important sur le taux d'évacuation de l'H2S. En effet, plus le rapport de la hauteur de 
la colonne de gaz sur la longueur de l'interface H/l, est faible, plus le balayage de l'H2S au sein de la 
partie du réservoir est efficace, car ce processus n’est pas ralenti par le temps de diffusion des gaz 
entre l'interface et le sommet du réservoir. Le type d'aquifère traversant la structure géologique, 
aquifère latéral ou aquifère de fond détermine donc la distribution de l'H2S. Dans le cas d'un aquifère 
de fond, le gradient de concentration de l’H2S est dirigé de l'amont vers l'aval de l'aquifère. Pour un 
aquifère latéral, la distribution de la composition relative des gaz peut être séparée en deux zones : une 
première partie, située au-dessus de l'interface, dont les concentrations suivent la même tendance que 
celle décrite précédemment, et une deuxième partie, au sein de laquelle les gaz ne sont pas en contact 
immédiat avec l'aquifère, très peu affecté par le lessivage. Dans ce type de réservoir, l’inclinaison des 
couches géologiques a un poids considérable puisque ce paramètre détermine le rapport H/l.  
Tout comme dans le cas d’un réservoir traversé par un aquifère latéral, la présence de barrières 
imperméables horizontales provoque l’isolement des gaz situés au dessus de ces dernières. Le temps 
de diffusion des gaz dans cette zone n’est alors plus dépendant de la hauteur du réservoir (d’une 
centaine de mètre) mais de la longueur de la barrière (quelques kilomètres). L’ordre de grandeur du 
temps de transport diffusif est par conséquent, considérablement augmenté. Le lessivage de l'H2S est 
alors limité aux parties externes de ces zones.   
6.2 Discussion, phénomènes additionnels 
Dans les modèles conceptuels que nous avons présentés dans cette étude, nous prenions en 
considération : 
- l’hydrodynamisme de l’eau dans l’aquifère,  
- le transport advectif et diffusif aqueux des espèces dissoutes,  
- le transport diffusif du gaz au sein du réservoir,  
- l’équilibre thermodynamique entre les phases aqueuse et gazeuse, en négligeant le gradient 
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- les hétérogénéités du milieu géologique (perméabilité, porosité et coefficients de diffusion 
effectifs). 
D’autres phénomènes sont cependant susceptibles de modifier le taux de lessivage de l’H2S ainsi 
que sa distribution au sein du réservoir. Nous présenterons ainsi dans la partie suivante, une étude 
complémentaire concernant ces mécanismes. 
6.2.1 Création d’un écoulement diphasique 
Gradient de pression 
L’évacuation des gaz liée à l'hydrodynamisme de l’aquifère engendre une diminution progressive 
de la pression dans les zones proches du contact gaz-eau. Un gradient de pression est ainsi créé au 
cours du balayage, du sommet de la structure vers l’interface dans le cas d'un aquifère latéral. Ce 
gradient peut alors entraîner différents mécanismes : écoulement du gaz, remontée de l’aquifère et 
expansion de la phase gazeuse.  
 
La création d’un gradient de pression au sein du réservoir initie l’écoulement de la phase gazeuse 
des zones riches en H2S vers les zones appauvries (flèches jaunes de la Figure 6.1). La mise en place 
d’un tel processus permettrait alors d’accélérer le transport des espèces gazeuses vers l’interface et 
améliorerait ainsi le lessivage des gaz dans le cas d’un aquifère latéral ou en présence de barrières 
imperméables. L’importance de ce mécanisme dépend principalement de l’intensité du gradient de 
pression, de la perméabilité (horizontale et verticale) des roches et de la viscosité de la phase gazeuse. 
 
Figure 6.1 : Variation de la pression dans un réservoir lessivé par un aquifère actif. Les flèches 
jaunes indiquent la direction de l'écoulement de la phase gazeuse et les flèches bleues, celle de la 
remontée de l'aquifère. 
La diminution de la pression du gaz au-dessus de l’aquifère peut d’autre part permettre 






d'eau dans le cas d’un aquifère de fond, ou verticale et latéral dans le cas d’un aquifère latéral du fait 
de la remontée de l’eau sur le toit de la couche imperméable sous-jacente (flèches bleues de la Figure 
6.1). L’invasion de l’eau dans le réservoir dépend également des phénomènes capillaires 
(mouillabilité, saturation, perméabilités relatives, Cf.2.1.1). Au cours de ce processus, des bulles 
résiduelles de gaz, appauvri en H2S, pourraient être piégées par capillarité au sein de l’aquifère. 
Dans les conditions de pression d’un réservoir, la compressibilité élevée du gaz (Cg : 50.10-4 bar-1 
à 200 bar et 33.10-4 bar-1 à 300 bar, Cossé, 1988) pourrait aussi dans une moindre mesure jouer un rôle 
dans le maintien de la pression.  
 
Au sein du réservoir, l’aquifère et la phase gazeuse jouent ainsi de façon opposée sur la position 
de la surface de contact. La phase gazeuse a tendance à maintenir l’interface à sa place initiale alors 
que l’aquifère tend à remonter ce contact. Au cours du lessivage, son évolution dépend en fait du 
rapport de volume entre chacune des deux phases.  
L’écoulement des gaz dans le réservoir pourrait donc améliorer le mélange des gaz et par 
conséquent le taux d’évacuation finale des gaz. Les nettes ruptures de concentration en H2S gazeux 
observées dans les résultats de simulation réservoir (Cf. 5) devraient ainsi être atténuées. D’autre part, 
le maintien de la pression initiale lié à l’ensemble de ces mécanismes (Figure 6.2) pourrait permettre 
de conserver un taux de dissolution des gaz optimal plus longtemps, puisque la solubilité des gaz dans 
l’eau dépend de la pression.  
 
Figure 6.2 : Courbe schématique illustrant l’évolution de la pression hydrostatique dans un 
réservoir de gaz sans (courbe bleu clair) et avec (courbe bleu) mécanismes de drainage. 
Gradient densitaire de gaz dans le réservoir 
Dans le réservoir, l’élimination préférentielle de l’H2S, gaz dense comparé aux autres gaz, 
engendre la baisse progressive de la densité de la phase gazeuse. Avec le logiciel Best, nous avons 
déterminé l’évolution de la densité de la phase gazeuse en fonction de l’évolution de sa composition 
relative au cours du lessivage (Figure 6.3) et nous constatons en effet, qu’entre 5 et 10% molaire 
d’H2S, une baisse de 1 point de pourcentage de la teneur en H2S entraîne une réduction de masse 
volumique d’environ 5 kg/m3 pour une température de 100°C et une pression initiale de 300 bar. 
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Figure 6.3 : Évolution de la densité de la phase gazeuse dans un réservoir gazeux lessivé par un 
aquifère actif pour une température de 100°C et une pression initiale de 300 bar. 
Au sein d'une structure rectangulaire schématique (Figure 6.4), la phase gazeuse lessivée 
préférentiellement en H2S au niveau du contact est ainsi progressivement allégée. Les gaz au sommet 
du réservoir encore peu affectés par le balayage de l’H2S reposent alors sur un mélange gazeux de 








où h est la hauteur de la colonne de gaz. Lorsque la valeur critique du nombre de Rayleigh est 
dépassée, la convection débute et la vitesse de transport des espèces gazeuses jusque là assez lente 
augmente rapidement. Cette convection constitue un mécanisme permettant une redistribution des gaz 
dans le réservoir, qui s’ajoute aux processus diffusifs étudiés dans les premiers chapitres de ce 
mémoire. L’élimination de l’H2S pourrait ainsi être accélérée. 
 
Figure 6.4 : Distribution de la densité engendrée par le lessivage (gauche). Courbes schématiques 
du pourcentage molaire de l’H2S sans (courbe noire) et avec (courbe rouge) convection de la phase 
gazeuse dans une colonne de gaz. 
Ce mécanisme de convection densitaire sera beaucoup moins important dans d’autres cas. Dans le 
cas d'un aquifère de fond à recharge rapide (Figure 5.10), le gradient de concentration de l’H2S gazeux 
est dirigé essentiellement de l’amont vers l’aval de l’aquifère. En conséquence, le gradient de densité 
presque horizontal ne permet alors pas d’engendrer un écoulement convectif au sein du réservoir.  
Autre cas, en présence de barrières imperméables (Figure 5.13) ou dans le cas d'un aquifère latéral 






supérieures ; cependant le gaz dense ne repose pas directement sur le gaz appauvri et allégé, mais sur 
des barrières imperméables ou sur le toit de la zone imperméable sous-jacente. Le gradient de densité 
entre les zones dense et allégée est donc comme dans le précédent cas, presque horizontal. Même la 
présence de couloirs de fracturation (Figure 5.13), qui créent une instabilité verticale, permettrait 
difficilement le développement d’une convection densitaire en raison des faibles volumes connectant 
les différents compartiments. 
 
Gradient densitaire d’eau dans l’aquifère 
Au sein de l’aquifère, l’évolution de la densité de l’eau suite à la dissolution des gaz est 
susceptible d’engendrer des modifications concernant la solubilité des gaz à l’interface. En effet, si 
l’eau saturée en gaz dissous devient sensiblement moins dense que l’eau pure sous-jacente, alors le gaz 
dissous pourrait rester au niveau de l’interface, et ainsi freiner la dissolution des gaz à l’aval (Figure 
6.5a). En cas de très forte baisse de la densité, la mobilité de l’eau saturée serait même réduite, ce qui 
provoquerait la stagnation de cette phase, et bloquerait effectivement le lessivage au sein du réservoir 
(Figure 6.5b). Au contraire, si la densité de l’eau chargée en gaz était plus forte que celle de l’eau de 
l’aquifère, l’instabilité gravitationnelle initierait un transport convectif qui s’ajouterait au mécanisme 
de dispersion dans l’aquifère et, permettrait d’augmenter la dissolution des gaz à l’interface. Ce 
processus est actuellement étudié pour le stockage de CO2 en nappe aquifère (Yang et al., 2006 ; 
Hassanzadeh et al., 2007 ; Farajzadeh et al., 2009) (Figure 6.5c).  
 
Grâce aux données expérimentales de Hnedkovsky et al., 1996, nous avons calculé la densité de 
l’eau saturée pour chacun des gaz dissous à 100°C. L’eau chargée en CO2 a tendance à devenir plus 
dense d’environ 0,1 % (pression = 200 et 350 bar) alors qu’à l’inverse l’eau chargée en CH4 ou H2S 
dissous s’allège respectivement de 0,3 % (pression = 280 et 350 bar) et 0,2 % (pression = 200 et 
350 bar). La diminution de la densité de l’eau provoquée par la dissolution du CH4 et de l’H2S peut 
être légèrement contrebalancée par la dissolution du CO2. 
a  b  c  
Figure 6.5 : Illustration des effets densitaires des gaz dissous dans l’aquifère actif pour trois cas 
différents. 
Dans une étude paramétrique, Ledoux et Viennot (1992) (résumé dans Thébault (1995)) testaient 
l’influence de l’allégement de la masse volumique de l’eau de 0,3 % par un gaz dissous sur 
l’écoulement et donc la propagation du gaz dissous. Les résultats de simulation montraient que la 
réduction de la vitesse d’écoulement et l’augmentation du pendage de l’aquifère amplifiaient l’effet 
amortisseur et ralentisseur de l’allégement. Il est cependant précisé que cet effet reste très faible.  
Dans notre cas d’étude, les variations de densité de l’eau semblent donc trop faibles pour 
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engendrer un réel changement sur le transport des gaz dissous et donc la dissolution des gaz.  
6.2.2 Inclinaison du contact : évolution de la dissolution 
Dans un réservoir traversé par un aquifère actif, les conditions de pression et température du 
système augmentent d’amont en aval le long du contact gaz-eau car ce dernier est incliné. Dans les 
modèles de simulation que nous avons présentés dans ce manuscrit, la différence de dissolution des 
gaz entre l’amont et l’aval de l’aquifère a été négligée. Cependant, dans certains réservoirs pétroliers, 
les conditions de pression et température peuvent évoluer plus fortement le long de l’interface en 
raison d’un plus grand gradient de pression/température, de l’inclinaison plus élevée de l’interface, et 
des dimensions plus grandes du gisement.  
Avec le logiciel Best, nous avons déterminé l’évolution de la solubilité des gaz de notre mélange 
en fonction de la température et de la pression (Figure 6.6). Nous remarquons que la solubilité des 
deux gaz acides, CO2 et H2S, augmente avec la hausse de la pression et à l’inverse, diminue lorsque la 
température augmente. La solubilité du méthane quant à elle, croit avec l’élévation de la pression et de 
la température. Nous constatons, d’autre part, que l’augmentation de la température a un effet plus 
important sur la solubilité du CH4 et de l’H2S que celle de la pression. 
Dans un cas où les conditions de pression et température évolueraient de façon plus importante le 
long de l’interface, l’H2S dissous en amont de l’aquifère deviendrait par la suite sursaturé et pourrait 
enrichir la phase gazeuse à l’aval du réservoir. Le dégazage de l'H2S dans cette partie, amplifierait 
alors celle qui a déjà été décrite dans le cas de l’aquifère de fond (Cf.5.2.2). La solubilité du méthane 
serait quant à elle de plus en plus importante et celle du CO2 à peu près constante. 
6.3 Perspectives 
L’objectif de cette étude a été de présenter des pistes de réflexion quant au rôle d’un aquifère actif 
sur la création d’hétérogénéités compositionnelles dans un gisement riche en H2S. L’étape suivante est 
maintenant de confronter notre hypothèse de base à un cas réel, à l'aide de simulations réservoir. Un 
tel projet est loin d’être évident car la bonne réalisation de ce dernier nécessite de pouvoir répondre à 
un grand nombre de questions concernant : 
- les propriétés de l'aquifère : perméabilité, inclinaison du contact et chimie de l'eau.  
Dans nos simulations nous avons considéré que la vitesse et la direction de l'aquifère étaient 
stables au cours du temps. Dans le cas où la durée d’une simulation réservoir est très importante, il 
faut toutefois contrôler l’évolution de ces paramètres au cours du temps. Des modifications pourraient 









Figure 6.6 : Évolution de la concentration molaire des gaz dissous dans une eau salée (100 g/l) en 
fonction de la température et de la pression : pour un mélange composé de 80 % de CH4, 15 % de H2S 
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- la composition et distribution initiale de l'H2S.  
Afin d’appréhender uniquement l’effet de l’aquifère actif sur la distribution des gaz, nous avons 
considéré dans nos simulations que la distribution du gaz était initialement homogène dans le 
réservoir. Cela est en fait rarement le cas, car celle-ci dépend de l’origine de l’H2S. Lorsque la 
formation du gaz prend place dans le réservoir, la distribution de l’H2S est fonction des paramètres tels 
que la disponibilité des sulfates, température (Cf. 1.2). La création ou l’apport d’H2S dans le réservoir 
peuvent par ailleurs être concomitantes aux mécanismes d’exportation des gaz par l’aquifère. 
- les propriétés du réservoir : géologie, porosité, perméabilité.  
La présence de cations métalliques dans un gisement est un important facteur d’élimination de 
l’H2S (Cf. 1.4.1) et pourrait ainsi modifier la distribution finale du gaz. 
 
La création d’un modèle d’évolution de réservoir, suffisamment renseigné, sur plusieurs centaines 
de milliers d’années, permettrait de tester nos conclusions sur un cas appliqué. La comparaison des 
résultats du modèle avec les observations permettrait alors d’aller plus loin que l’étude paramétrique 
dans la confirmation ou la critique des hypothèses émises au cours de notre étude. 
 
La réalisation d’un tel modèle devra tirer l’amélioration des codes afin de considérer tous les 
mécanismes qui contrôlent la distribution de l’H2S à l’échelle d’un réservoir. Par exemple, pour aller 
plus loin dans cette étude avec le logiciel Hytec, il faudra intégrer dans le code, les écoulements 
diphasiques et densitaires (Cf. 6.2.1).  
La réussite de ce projet permettrait alors aux compagnies pétrolières d’obtenir une vue 
d’ensemble plus fine de la répartition spatiale du gaz au sein d’un gisement. Cette information, 
essentielle pour appréhender au mieux toutes les étapes du développement d’un champ, permettra ainsi 






7 Nomenclature  
 
   Symboles Paramètres Unités 
 angle ° 
h charge hydraulique m 
	 coefficient d’activité  
kij    coefficient d’interaction binaire  
D*  coefficient de diffusion moléculaire m2.s-1 
D’ coefficient de dispersion m2.s-1 
   coefficient de fugacité  
C concentration mol.kg-1 
K conductivité hydraulique m.s-1 
H    constante de Henry  
R     constante universelle des gaz J.mol-1.K-1 
b     covolume m 
Q débit  m3.s-1 
L   dispersivité latérale m 
T   dispersivité transversale m 
G   enthalpie libre de Gibbs j.mol-1 
S    entropie J.K-1 
 facteur acentrique  
J flux dispersif  
z     fraction molaire d’une espèce  
x  fraction molaire d’une espèce de la phase aqueuse  
y fraction molaire d’une espèce de la phase gazeuse  
f     fugacité bar 
g gravité m.s-2 
h hauteur de colonne m 
L longueur m 






ρ masse volumique kg.m-3 
Na nombre d’Avogadro m-1 
ni    nombre de moles mol 
Ra nombre de Rayleigh  
m, n,  paramètres empiriques (loi de van Genuchten)  
k perméabilité  Darcy 
kr perméabilité relative  
  porosité % 
i    potentiel chimique J.mol-1 
P pression bar 
Pc pression capillaire bar 
r rayon m 
S saturation % 
Se    saturation effective % 
A surface m2 
T    température  K 
t temps s 
 teneur % 
 tension interfaciale N.m-1 
C translation de volume  
µ viscosité dynamique kg.(m.s)-1 
U vitesse de Darcy m.s-1 
V     volume  m3 
v     volume molaire  m3.mol-1 
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Hétérogénéités compositionnelles dans les réservoirs de gaz acides. Compréhension 
et modélisation du rôle d’un aquifère actif. 
RÉSUMÉ :  
La présence d’H2S dans un gisement est un important facteur de dévalorisation économique, c’est 
pourquoi connaitre sa concentration et sa distribution est capital pour optimiser toutes les étapes de 
l’exploration à la production d’un champ. Dans les conditions de pression et température des 
réservoirs, l’H2S est beaucoup plus soluble que les hydrocarbures et autres gaz. Le lessivage 
préférentiel de l’H2S par un aquifère actif pourrait ainsi entrainer la création d’hétérogénéités 
compositionnelles au cours du temps.L’objectif de la thèse est d’illustrer et quantifier ce processus à 
l’aide de simulations numériques réalisées avec Hytec, logiciel couplé géochimie-transport diphasique 
développé par Mines ParisTech. Le lessivage préférentiel de l’H2S est contrôlé par : la solubilité 
différentielle des gaz qui modifie les quantités relatives de chacun des gaz à proximité de l’aquifère ; le 
transport aqueux qui exporte les gaz dissous et améliore ainsi la dissolution des gaz sur le long 
terme ; le transport gazeux qui renouvelle les gaz dissous à l’interface et étend le lessivage du gaz à 
toute la structure ; les caractéristiques d’un réservoir (type d’aquifère, hétérogénéité des 
perméabilités). 
 
Mots clés : Hétérogénéités compositionnelles, H2S, aquifère actif, lessivage, réservoir, dissolution, 




Compositional heterogeneities in acid gas reservoirs. Role of an active aquifer, 
mechanisms and simulation.  
ABSTRACT :  
The H2S occurrence in gas reservoirs is an important factor of economic depreciation. Thus, the 
knowledge of its content and distribution is a critical parameter when planning field development. 
Under typical reservoirs conditions of pressure and temperature, H2S is far more soluble than 
hydrocarbons and other gases. The preferential leaching of H2S by an active aquifer over time could 
explain the creation of compositional heterogeneities. The thesis aims at illustrating and quantifying 
this process based on numerical simulations performed with the two-phase transport and geochemical 
software Hytec, developed by Mines ParisTech (France). This mechanism may be controlled by: 
Differential solubility of gases, which changes the relative amounts of each gas near the gas-water 
contact; Contact with an active aquifer, which can export the dissolved gases thus enhancing 
dissolution on the long-term; Diffusional transport in the gas phase, which transfers the compositional 
anomalies farther from the gas-water contact; Geological parameters (type of aquifer, permeability 
heterogeneities) which can modify the transport scenario. 


Keywords : compositional heterogeneities, H2S, active aquifer, leaching, reservoir, numerical 
simulation, biphasic transport, 
